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Tesis Sobre: “Evaluación de resultados de la inyección de agua en el campo Mauro Dávalos 
Cordero”. Objetivo General: Evaluar los resultados de la inyección de agua para mejorar la 
recuperación de petróleo en la arena “U” inferior y “T” inferior en el campo MDC. Problema: Los 
datos del campo Mauro Dávalos Cordero (MDC) proporcionados por la ARCH sirven de base para 
el presente análisis, donde es necesario realizar un estudio de comportamiento y eficacia de la 
inyección, teniendo como sustento los resultados obtenidos, analizando la conducta  presión-
producción del campo, el potencial de reservas obtenidas, consecuentemente, comparando el factor 
de recuperación alcanzado con la inyección de agua versus la que se estimaba hubiese alcanzado, 
sin implementar este mecanismo de recuperación secundaria. Marco Referencial: El Campo 
Mauro Dávalos Cordero (MDC) se encuentra localizado en la parte central de la cuenca oriental 
ecuatoriana, aproximadamente a 40 Km al noreste de la ciudad  del Coca, en la Provincia de 
Francisco de Orellana. Marco Teórico: Antecedentes del bloque, ubicación geográfica, 
descripción geología del campo, estructura, estratigrafía, modelo de facies, propiedades 
petrofísicas, propiedades de las rocas y de fluidos, presión y producción, inyección de agua, 
factores que controlan la recuperación por inyección de agua, calidad del agua, curvas de Hall y 
análisis de pendiente, uso de la salinidad como trazador natural. Hipótesis: El método de inyección 
de agua mejora la recuperación de petróleo en el campo Mauro Dávalos Cordero.Marco 
Metodológico: Análisis e interpretación de datos, análisis de la situación actual del campo, 
volúmenes de inyección, relaciones de volúmenes inyectados vs volúmenes producidos, 
comportamiento de la inyección a partir de gráficos de hall, influencia de los pozos inyectores 
sobre los productores, reservas recuperadas por la inyección de agua, reservas remanentes, análisis 
económico, protección ambiental y seguridad industrial. Conclusión: La conclusión general se 
refiere a los resultados técnicos y económicos favorables por la aplicación del método de 
recuperación secundaria por inyección de agua en el Campo MDC. Recomendación: Implementar 
el uso de las gráficas de Hall, cuya interpretación de los cambios de las pendientes y 
desplazamientos de las curvas en el análisis de la inyección de agua permiten anticipar a problemas 
de taponamiento, fracturas y daño en general, que pudiera ocasionar una disminución de la 
eficiencia del proceso. 
 
DESCRIPTORES:< CAMPO MDC>< INYECCIÓN DE AGUA>< ARENISCAS U INFERIOR 
Y T INFERIOR><RESERVAS DE PETRÓLEO>< MÉTODOS DE RECUPERACIÓN 
MEJORADA>< DIAGRAMA DE HALL>. 
CATEGORÍAS TEMÁTICAS:<CP-INGENIERÍA DE PETROLEOS><CP-INGENIERIA DE 
YACIMIENTOS><CS-RECUPERACIÓN SECUNDARIA>. 
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DOCUMENTAL ABSTRACT 
 
Thesis about "Evaluation of waterflooding results in the field, Mauro Dávalos Cordero". Main 
objective: Evaluate the results of waterflooding for improving oil recovery in the reservoir “lower 
U” and “lower T” in the MDC field. Problem: The MDC data provided by ARCH will be the basis 
for this analysis, where it is necessary to make an study of behavior and effectiveness of water 
injection, having as livelihood outcomes, analyzing behavior pressure-production of the field, the 
potential of obtained reserves, also, comparing the recovery factor achieved with waterflooding 
versus which was estimated to have reached without implementing secondary oil recovery by 
waterflooding. 
As a reference: The field is located in the central part of the Eastern Ecuadorian basin, 
approximately 40 km to the northeast of the Coca city, in the province of Francisco de Orellana. 
Theoretical Framework:  history of the field, geographic location, geology field description, 
structure, stratigraphy, facies, Petrophysical properties, rock and fluid properties, pressure and 
production, waterflooding, factors controlling recovery water injection, water quality, diagram of 
Hall, use of salinity as a natural liner. Hypothesis: The waterflooding, improving oil recovery in 
MDC field. Methodological framework: Analysis and interpretation of data, analysis of the 
current situation of the field, volume of injection, relations of injected volumes vs produced 
volumes, behavior of injection through hall plots, influence of wells injectors on the producers 
wells, reserves recovered by water injection, reserves remaining, economic analysis, environmental 
protection and industrial safety. Conclusion: The general conclusion concerns the technical and 
economic results in favor of applying the method of secondary recovery by waterflooding in MDC 
field. Recommendation: Implement the use of Hall plots, whose interpretation of changes in 
gradients and displacements of the curves in waterflooding analysis allow to anticipate problems of 
tamponade, fractures, and damage in general, that may cause a decrease in the efficiency of the 
process. 
 
 
DESCRIBERS: <MDC FIELD>< WATERFLOODING ><“LOWER U” RESERVOIR 
AND“LOWER T” RESERVOIR >< OIL RESERVES><ENHANCED OIL 
RECOVERYMETHODS>< HALL PLOT>. 
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INTRODUCCIÓN 
En el Ecuador, la explotación de Petróleo es la principal fuente de ingresos para el Estado, por lo 
tanto, cualquier trabajo destinado a recuperar o mejorar la productividad de los pozos petroleros es 
muy importante. 
En este sentido, la baja productividad del campo MDC y el hecho de que el reservorio tenga 
empuje activo fueron razón suficiente para que en las corridas de simulación se analice la inyección 
de agua como alternativa a la recuperación Primaria. 
El análisis de la estructura del campo, parámetros petrofísicos, registros eléctricos confirma la 
continuidad de los reservorios y también fundamentan el proyecto de Inyección de agua. 
El Proyecto de Recuperación Secundaria por Inyección de Agua inició el 12 de mayo de 2010, con 
pozo inyector MDC-12, a las arenas “U” Inferior y “T” Inferior, lleva 3 años 5 meses de iniciado y 
continúa.  
Inicialmente el agua de inyección fue tomada de los pozos productores; pero con la 
implementación del pozo MDC-16 como productor de agua, y los buenos resultados obtenidos del 
plan piloto, se amplía el proyecto a escala de todo el Campo con la incorporación de los pozos 
MDC-02, MDC-23 y MDC-07. 
La teoría afirma que para tener una mayor eficiencia de inyección, es necesario controlar la calidad 
del agua a ser inyectada, a través, de análisis físico-químicos; además de estar contemplada o 
estipulada dentro de las normas ambientales que rigen las operaciones de inyección. 
Con el propósito de detectar a tiempo problemas en la inyección de agua, en combinación con un 
oportuno control de la trayectoria, a través, del uso de la salinidad como trazador natural; que 
constituye la base para la optimización, del proceso de Recuperación Secundaria, que permita 
obtener una mayor recuperación de petróleo y eliminar la incertidumbre que constituye el barrido 
de petróleo del yacimiento, para la adecuada toma de decisiones acerca del futuro del Campo; se ha  
evaluado el comportamiento y desarrollo del campo mediante el análisis de los cambios en el 
reservorio con la inyección a través de las gráficas de Hall e influencia de la inyección en los pozos 
productores interpretando las curvas de producción-BSW-salinidad-presión Intake. 
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CAPITULO  I 
1. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
1.1 ENUNCIADO DEL PROBLEMA 
¿El método de inyección de agua mejorará la recuperación de petróleo en el campo Mauro Dávalos 
Cordero? 
1.2 ENUNCIADO DEL TEMA 
EVALUACIÓN DE RESULTADOS DE LA INYECCIÓN DE AGUA EN EL CAMPO MAURO 
DÁVALOS CORDERO, SEPTIEMBRE 2013. 
1.3 FORMULACIÓN DEL PROBLEMA 
En cualquier momento de la vida operacional de un campo petrolero, se disminuye la capacidad de 
sustentar las tasas de producción, debido a la disminución de presión; por ello es necesario 
suministrar energía adicional mediante algún procedimiento, siendo en este Campo, el más 
efectivo, el método de inyección de agua. 
Por otro lado a medida que la vida productiva de un pozo avanza, la relación de agua en el mismo 
aumenta y se convierte en un subproducto significativo de la producción de petróleo y gas; esto 
dependiendo del tipo de levantamiento artificial y del método de separación de fases que se emplee. 
Según estudios e investigaciones se ha demostrado que esta misma agua de formación puede ser 
inyectada, con el fin de ayudar al desplazamiento de petróleo y conseguir el incremento en el factor 
de recobro. 
En el Campo MDC, se ha implementado el método de inyección de agua para sostenimiento de 
presión y mejoramiento de la recuperación de petróleo desde Mayo de 2010 con el pozo MDC-12 
en las arenas U y T Inferior, ubicado en el centro de la estructura, obteniéndose buenos resultados 
en el primer año después de iniciado la inyección. Posteriormente, para mejorar la eficiencia de la 
inyección se implementaron los pozos MDC-02 (30/03/2012) y MDC-23 (10/09/2012) ubicados al 
Sur de la estructura; y finalmente el MDC-07 (17/12/2012); pero hasta la fecha no se ha evaluado 
los resultados de incorporar estos últimos 3 pozos. 
Para la inyección de agua en el campo se dispone del agua producida de los pozos productores, 
además de la producida de la formación Hollín Inferior a través del pozo MDC-16, la misma que 
sigue un continuo control de calidad. 
“Con la finalidad de tomar decisiones posterior a la implementación de una idea, es importante 
evaluar y analizar los resultados de dicha idea”. 1 
                                                          
1 DISEÑO Y EVALUACIÓN DE PROYECTOS DE DESARROLLO, (BOBADILLA Diaz, 1998) 
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Los datos del campo Mauro Dávalos Cordero (MDC) proporcionados por la AGENCIA DE 
REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURIFERO (ARCH) fueron la base para el presente 
análisis, donde fue necesario realizar un estudio de comportamiento y eficacia de la inyección, 
teniendo como sustento los resultados obtenidos, analizando la conducta  presión-producción del 
campo, el potencial de reservas obtenidas, consecuentemente, comparando el factor de 
recuperación alcanzada con la inyección de agua versus la que se estimaba  hubiese  alcanzado, sin 
implementar este mecanismo de recuperación secundaria. 
1.4 OBJETIVOS 
1.4.1 OBJETIVO GENERAL 
 Evaluar los resultados de la inyección de agua para mejorar la recuperación de petróleo en 
la arena “U” inferior y “T” inferior en el campo MDC, Septiembre, 2013. 
1.4.2 OBJETIVOS ESPECÍFICOS 
 Examinar la información histórica, geológica, petrofísica, PVT, producción existente del 
campo MDC, para confirmar la factibilidad del yacimiento para la recuperación secundaria 
por inyección de agua. 
 Analizar el comportamiento de la presión de yacimiento con la implementación de la 
inyección de agua. 
 Identificar la influencia de los pozos inyectores en los productores mediante el uso de la 
salinidad como trazador natural. 
 Comparar los volúmenes inyectados versus volúmenes recuperados. 
 Mostrar el comportamiento de la inyección en las arenas “U” inferior y “T” inferior a 
través de los Gráficos de Hall y Análisis de Pendiente. 
 Determinar las reservas recuperadas mediante la inyección de agua y el cambio en el factor 
de recobro. 
1.5 JUSTIFICACIÓN 
El presente estudio analizará el efecto que ha tenido a través del tiempo, la aplicación del  Proyecto 
de Recuperación Secundaria por Inyección de Agua, e interpretará el comportamiento de la 
inyección para detectar problemas en el mismo, con el fin de evaluar el método en las condiciones 
actuales del Campo MDC; comparando los resultados presentados y analizados por los autores de 
esta tesis, con los objetivos planteados inicialmente por la Empresa Operadora y que fueron 
mantener la presión e incrementar el factor de recobro del Campo; por ello en este trabajo se 
incluirá dentro del análisis, propiedades de los fluidos, de la roca, estructura geológica. 
La evaluación de este Proyecto ejecutado permitirá también optimizar el método implementado, 
sirviendo como punto de referencia para tomar futuras decisiones en el desarrollo del Campo 
MDC, y a la vez como aporte teórico-práctico para un modelo de aplicación en otros campos que 
tengan implementado la inyección como método de recuperación secundaria factible. 
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CAPITULO II 
2. MARCO TEORICO 
2.1 MARCO INSTITUCIONAL 
AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURIFERO (ARCH) 
2.1.1 MISIÓN 
“Garantizar el aprovechamiento óptimo de los recursos hidrocarburíferos, 
propiciar el racional uso de los biocombustibles, velar por la eficiencia de la 
inversión pública y de los activos productivos en el sector de los hidrocarburos 
con el fin de precautelar los intereses de la sociedad, mediante la efectiva 
regulación y el oportuno control de las operaciones y actividades 
relacionadas.”2 
 
2.1.2 VISIÓN 
“La ARCH, Agencia de Regulación y Control Hidrocarburíferos, será 
reconocida como el garante público de los intereses constitucionales del Estado 
en el sector hidrocarburífero, gracias a su alto nivel técnico-profesional, a su 
gestión transparente y a su cultura de servicio y mejoramiento continuo.”3 
 
2.2 MARCO LEGAL 
“Mediante Registro Oficial No.244 del 27 de Julio del 2010, se publica la Ley de Hidrocarburos, 
según el Artículo 11 se crea la Agencia de Regulación y Control Hidrocarburífero, como 
organismo técnico-administrativo, encargado de regular, controlar y fiscalizar las actividades 
técnicas y operacionales en las diferentes fases de la industria hidrocarburífera, que realicen las 
empresas públicas o privadas, nacionales o extranjeras que ejecuten actividades hidrocarburíferas 
en el Ecuador; Adscrita al Ministerio Sectorial con personalidad jurídica, autonomía administrativa, 
técnica, económica, financiera, con patrimonio propio.”4 
 
2.3 MARCO ÉTICO 
El presente estudio no va afectar los intereses de la compañía ni de los autores de estudios similares 
a los cuales se hace referencia en la bibliografía. 
                                                          
2AGENCIA DE REGULACION Y CONTROL HIDROCARBURIFERO (ARCH) Disponible 
enhttp://www.arch.ec/index.htm. Acceso el 23 de Septiembre del 2013). 
3AGENCIA DE REGULACION Y CONTROL HIDROCARBURIFERO (ARCH) Disponible en 
http://www.arch.ec/index.htm. Acceso el 23 de Septiembre del 2013). 
4AGENCIA DE REGULACION Y CONTROL HIDROCARBURIFERO (ARCH) Disponible en 
http://www.arch.ec/index.htm. Acceso el 23 de Septiembre del 2013). 
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2.4 MARCO REFERENCIAL 
2.4.1 ANTECEDENTES DEL CAMPO MDC 
El Campo Mauro Dávalos Cordero (MDC) se encuentra localizado en la parte central de la cuenca 
oriental ecuatoriana, aproximadamente a 40 Km. al noreste de la ciudad  del Coca, en la Provincia 
de Orellana como se puede observar en la Figura 2.1. 
 
Figura 2.1 Ubicación del Campo MDC 
FUENTE: GERENCIA DE PRODUCCIÓN Y DESARROLLO.ENAP-SIPEC 
El campo fue descubierto en 1997 por Petroproducción con la perforación del pozo MDC-01 (ex 
Huamayacu-1). A partir del 1° de enero del 2003, ENAP SIPETROL desarrolló y explotó el 
Campo MDC mediante un contrato de “Servicios Específicos”. 
Al inicio de las operaciones el campo contaba con 3 pozos de los cuales 2 estaban en producción 
con un total de 2100 BPPD. 
A la firma del contrato, ENAP SIPETROL se comprometió con la adquisición, procesamiento e 
interpretación de 64 Km2 de sísmica 3D, perforación y completación de 7 pozos, construir las 
facilidades para la producción, transporte y almacenamiento del crudo (Equipos de superficie, CPF 
MDC, líneas de flujo) y un campamento. 
En Agosto del 2006 se firmó una ampliación del contrato previo, para producir 25.4 millones de 
barriles de petróleo adicionales con lo que el contrato finalizaría cuando se produzcan 57 millones 
de barriles. 
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Con la ampliación del contrato, ENAP SIPETROL se comprometió a perforar 5 pozos de 
desarrollo, 1 pozo de avanzada, un pozo re-inyector, facilidades, instalaciones y equipos necesarios 
para la producción, construcción de una plataforma y ampliación del manifold. 
El Proyecto Piloto de inyección de agua a las arenas “U” inferior y “T” inferior del campo MDC, 
se inició efectivamente el 12 de Mayo del 2010  a través del pozo MDC‐12, que fue 
reacondicionado y completado para ser inyector simultáneamente a los dos yacimientos Napo U y 
T, y controlando los parámetros de inyección en el fondo y en superficie en forma independiente. A 
la vez, el pozo MDC-16 que fue un pozo re-inyector de agua a la arenisca Hollín Inferior, desde 
diciembre del 2007 hasta mayo del 2010; se convirtió de re-inyector a productor de agua de la 
Arenisca Hollín Inferior, con el fin de satisfacer el volumen de agua requerido para llevar adelante 
el Proyecto de Recuperación Secundaria por Inyección de Agua a nivel de todo el campo. 
Cabe señalar que bajo ninguna circunstancia se utilizó agua de algún estero, río o cualquier otra 
fuente de agua dulce para abastecer el proyecto de recuperación secundaria. 
El pozo MDC-12 se localiza en la parte Centro-Norte del campo MDC; para mejorar la eficiencia 
de la inyección de agua, en el transcurso del año 2012, se implementaron los pozos MDC-2 y 
MDC-23 ubicados al Sur de la estructura y el pozo MDC-07 al Este del campo, completando el 
arreglo periférico, que favorece la inyección de agua, ( Figura 2.2). 
Actualmente el campo tiene 19 pozos productores. 
Los reservorios productores son las areniscas “U” Inferior, “T” Inferior  y Hollín Superior con una 
producción diaria promedio de 11597,45 BPPD aproximadamente con un grado API promedio de 
22,5 y 6490,55 BAPD hasta el 2010, año en que empieza la recuperación secundaria. 
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Figura 2.2 Mapa de ubicación de los pozos 
FUENTE: PLAN DE  DESARROLLO DEL BLOQUE MDC.ENAP-SIPEC 
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2.5 DESCRIPCIÓN GEOLOGICA DEL CAMPO MDC 
“En el Campo MDC, el petróleo se encuentra acumulado en areniscas, las cuales son parte de una 
combinación de trampas estratigráficas y estructurales debido a su ambiente de depositación, 
constituyéndose como principales horizontes productores los reservorios U y T de la Formación 
Napo y en menor proporción las areniscas de la Formación Hollín. 
Los patrones depositacionales de Hollín Superior, Arena “T” y Arena “U” han evolucionado a 
través del tiempo. Hollín superior se desarrolló en dirección NNO-SSE, la Arena “T” se desarrolló 
en igual dirección que la Hollín Superior, pero ocupando un nuevo espacio de acomodación. 
El patrón depositacional de Napo U cambio a una dirección Este-Oeste debido a la colmatación del 
espacio de acomodación de Napo T (SSE-NNO) junto con la interacción de movimientos 
tectónicos regionales (ANEXO A-1)”5. 
2.5.1 ESTRUCTURA GEOLÓGICA DEL CAMPO MDC 
“La estructura MDC comenzó a generarse en el Cretáceo medio superior; es un anticlinal 
asimétrico de relieve mediano, cuyo eje se desdobla, presentando una dirección NNO en el sector 
Sur, el cual cambia a NNE en la zona Norte.”6 
 
Figura 2.3 Estructura Geológica MDC 
FUENTE: INFORME DEL MODELO DINÁMICO MDC.ENAP-SIPEC 
“El desarrollo de la estructura MDC y las estructuras vecinas fue consecuencia de una fase de 
deformación subsiguiente, caracterizada por una inversión tectónica que produjo un movimiento 
inverso a lo largo de las fallas normales preexistentes durante la compresión en el Cretáceo Tardío-
                                                          
5 (ENAP SIPEC, 2011) 
6 (ENAP SIPEC, 2011) 
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Terciario Temprano. Un relativo adelgazamiento de las formaciones Tiyuyacu y Tena sobre la 
estructura MDC indica el inicio del movimiento inverso. 
El fallamiento estructural principal tiene una dirección N-S y el fallamiento secundario NNE-SSW, 
este fallamiento divide a la estructura de MDC en una zona Norte (MDC-03) y una zona sur (Parte 
principal del Campo MDC), el compartimento de la zona Norte se considera a las fallas sellantes, 
lo que difiere de la zona Sur que se las consideran como fallas no sellantes, eso explica la entrada 
de agua en el reservorio “U” inferior en la parte SE y SW del campo (MDC-02, MDC-05st y 
MDC-07) (ANEXO A-2).”7 
2.5.1.1 Contacto agua-petróleo o nivel de agua 
“En los pozos perforados a la fecha no se ha podido determinar los contactos agua-petróleo (CAP) 
para la areniscas U y T.  Por tanto, para la determinación de los mismos se realizaron corridas de 
incertidumbre partiendo de los CAP´s de campos vecinos y con la presión capilar para cada 
reservorio. Los contactos resultantes de este análisis se muestran a continuación. 
Tabla 2.1 Contactos Agua-Petróleo, Campos Vecinos  
Campo / Arena HOLLIN “T” INFERIOR “U” INFERIOR 
Pacay  -9005’ -8750’ 
Yanaquincha  -9020’ -8730/50’ 
Paka N  -9007’ -8733’ 
Paka S1 -9120/70’   
Culebra-Yulebra -9200’ -9010’ -8780’ 
Yuca -9185’ -9050’ -8790’ 
Sacha -9040’   
 
FUENTE: INFORME DEL MODELO DINÁMICO MDC 
 
Tabla 2.2 Contactos de fluidos en el campo MDC 
Compartimento Reservorio 
HOLLIN T INFERIOR U INFERIOR 
AREA MDC-1 -9150’ -9005’ -8750’ 
AREA MDC-3  -8950’ -8733’ 
AREA MDC PAKA   -8745’ 
AREA MDC-6   -8768’ 
 
FUENTE: INFORME DE RESERVAS MDC, DICIEMBRE 2012.ENAP-SIPEC 
 
                                                          
7 (ENAP SIPEC, 2008) 
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Figura 2.4 Definición Contacto Agua Petróleo 
FUENTE: INFORME DE RESERVAS, MDC DICIEMBRE 2012 
 
a) Arena “U” Inferior 
El reservorio “U” inferior como se observa en el mapa estructural el tope de este reservorio 
(ANEXO A-3) se encuentra a una profundidad promedio de –8645 pies TVDSS, el contacto 
agua/petróleo en los pozos perforados no se ha identificado, sin embargo por correlaciones de 
pozos circundantes se ha inferido en -8750 pies TVDSS.   
b) Arena “T” Inferior 
En el mapa estructural al tope del reservorio “T” Inferior (ANEXO A-4), la profundidad promedio 
a la que se encuentra el reservorio en el Campo MDC en la zona de pozos perforados es -8900 pies 
TVDSS, de igual forma no se ha identificado el contacto agua/petróleo en los pozos perforados, sin 
embargo por correlaciones de pozos de campos aledaños se ha inferido en -9005 pies TVDSS.”8 
2.5.2 ESTRATIGRAFÍA 
“La secuencia estratigráfica está compuesta por aproximadamente unos 4000 metros de sedimentos 
del Mesozoico y Cenozoico (Figura 2.5). La unidad más antigua perforada en el Bloque MDC por 
el pozo MDC-1 es la Formación Chapiza del Jurásico. 
La Formación Chapiza del Jurásico Medio consiste de una espesa secuencia de arcillolitas rojas, 
tobas y areniscas. Esta formación está sobreyacida por las areniscas fluviales a transicionales de la 
Formación Hollín del Cretáceo Inferior. 
Sobre la Formación Hollín se depositaron las lutitas, calizas y areniscas de la Formación Napo. 
Estos depósitos predominantemente marino somero, han sido divididos en varias unidades de 
interés, como la Arena Napo “T”, La Caliza B, la Arena Napo “U”, la Caliza A y la Caliza M-2 que 
están presentes en el área del Bloque MDC.”9 
                                                          
8 (ENAP SIPEC, Octubre-2012) 
9 (ENAP SIPEC, 2011) 
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Figura 2.5 Cuenca Oriente Columna Estratigráfica Generalizada 
FUENTE: PLAN DE  DESARROLLO DEL BLOQUE MDC.ENAP-SIPEC 
2.5.2.1 Reservorio Arena Napo “U” Inferior 
“La Arena “U” Inferior es la zona de interés donde se concentra el volumen de reservas del Campo 
MDC. 
La información de núcleos, el mapa estructural y los registros de pozos del Campo MDC fueron 
analizados y luego los últimos correlacionados a fin de definir la continuidad lateral y la evolución 
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vertical de las facies del reservorio. Este procedimiento permitió obtener una visión global de la 
distribución de las facies del reservorio. 
El reservorio Napo U del campo MDC está constituido por dos sistemas de canales verticalmente 
apilados dentro de un sistema de relleno de valle. 
La geometría de los canales en MDC permite dividir al campo en dos áreas con diferente desarrollo 
del reservorio. Una zona Noroeste con un solo sistema de canales arenosos y la segunda zona en el 
Sureste con un sistema de dos canales apilados verticalmente (ANEXO D-1).” 10 
 
2.5.2.2 Reservorio Arenisca Napo “T” Inferior 
“ La información y correlación de pozos del Campo MDC permite definir que el reservorio “T” 
Inferior está constituido por sistemas de canales verticalmente apilados dentro de un sistema de 
relleno de valle. 
El intervalo “T” Basal exhibe una asociación compleja de calizas, lutitas marinas de plataforma, 
barras glauconíticas, areniscas de llanura costera y arenas de línea de costa.  
El Mapa Estructural de la Arena “T” Inferior junto con la revisión de los topes formacionales del 
reservorio y la correlación de registros de pozos permitió identificar la geometría de los canales que 
conforman el reservorio Arena “T” Inferior (ANEXO D-2).”11 
 
2.5.3 MODELO DE FACIES 
“Para el caso se generaron mallas separadas para cada reservorio (PETREL) a fin de caracterizar de 
mejor manera las discontinuidades y continuidades de las facies reservorios y no reservorio (U, T y 
Hollín). 
La información de núcleos y registros eléctricos de pozo, del Campo MDC fueron analizados en 
cortes estratigráficos a lo largo del campo, para definir la continuidad lateral y la evolución vertical 
de las facies reservorio. 
Para el modelamiento de Facies se realizó el análisis de los datos de corona del pozo MDC-12 
(Figura 2.6) y registros eléctricos en los reservorios productores del Campo MDC:”12 
                                                          
10 (ENAP SIPEC, 2011) 
11 (ENAP SIPEC, 2011) 
12 (ENAP SIPEC, Agosto-2008) 
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Figura 2.6 Pozo MDC-12 arena “U” inferior 
FUENTE: INFORME MODELO ESTÁTICO MDC.ENAP-SIPEC 
 
2.5.3.1 Descripción de cada facie de la Arena “U” inferior 
 
Figura 2.7 Perfil sedimentológico y petrofísica básica de la Arena “U” inferior 
FUENTE: INFORME MODELO ESTÁTICO MDC 
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Tabla 2.3 Perfil sedimentológico de la Arena “U” inferior 
FACIES DESCRIPCION 
I Pelitas negras con bioclastos 
II Arenisca entrecruzadas con escasas intercalaciones pelíticas 
III Areniscas con clastos de siderita 
IV Areniscas con intercalaciones heterolíticas 
V Areniscas finas y pelitas 
VI Pelitas y areniscas bioturbadas 
 
FUENTE: INFORME MODELO ESTÁTICO MDC.ENAP-SIPEC 
 
 
 
Figura 2.8 Distribución de facies arena Napo “U” 
FUENTE: INFORME MODELO ESTÁTICO MDC 
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2.5.3.2 Descripción de cada facie de la Arena “T” inferior 
 
 
Figura 2.9 Perfil sedimentológico y petrofísica básica de la Arena “T” inferior 
FUENTE: INFORME MODELO ESTÁTICO MDC.ENAP-SIPEC 
 
Tabla 2.4 Perfil sedimentológico de la Arena “T” inferior 
FACIES DESCRIPCION 
I Pelitas y areniscas muy finas intercaladas 
II Arenisca finas entrecruzadas con pelitas 
III Areniscas entrecruzadas de mediana y gran escala 
 
FUENTE: PLAN DE  DESARROLLO DEL BLOQUE MDC.ENAP-SIPEC 
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Figura 2.10 Distribución de facies arena Napo “T” 
FUENTE: INFORME MODELO ESTATICO MDC.ENAP-SIPEC 
 
2.6 PROPIEDADES PETROFISICAS 
“El conocimiento de las propiedades de facies, sedimentos y rocas, permiten saber la forma en que 
el agua puede ser confinada en una formación la cual debe poseer un volumen de poros 
(porosidad), fracturas y otras cavidades naturales existentes en las rocas del subsuelo, que estando 
interconectados son aptas para contener y transmitir fluidos (permeabilidad).”13 
 
2.6.1 POROSIDAD (Ø) 
La porosidad es la fracción del volumen bruto total de la roca que constituyen los espacios no 
sólidos, y está definido por: 
∅ =
𝑉𝑏 − 𝑉𝑚
𝑉𝑏
∗ 100% 
Ecuación 2.1 Cálculo de la Porosidad 
 
Siendo el volumen poroso (𝑉𝑝), la diferencia entre el volumen bruto y el de la matriz (𝑉𝑏 − 𝑉𝑚) 
 
Figura 2.11 Medio Poroso 
FUENTE: “Ingeniería Aplicada de Yacimientos Petrolíferos”, Craft y Hawkins. 
                                                          
13 (NÚÑEZ LÓPEZ, 2010) 
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Si observáramos la roca a través de un microscopio se podría apreciar la porosidad de la misma, 
que en la Figura 2.11 está representada por el espacio de color turquesa, que es la parte no sólida. 
La matriz o la parte sólida está representada en color marrón, cabe destacar que la parte sólida es la 
que prevalece en la roca. 
“La Porosidad es una propiedad física del medio poroso que depende de la estructura de la roca y 
se refiere a la medida del espacio intersticial (entre grano y grano). Es el porcentaje de roca que 
puede ser ocupado por un fluido. 
 
Se reconocen dos tipos de porosidad: Absoluta o Total y Efectiva, la porosidad total siempre va a 
ser mayor o igual a la efectiva. Para el ingeniero de yacimientos la porosidad más importante es la 
efectiva, pues constituye los canales porosos interconectados, lo que supone que puede haber 
importantes saturaciones de hidrocarburos en dichos espacios.”14 
La Tabla 2.5 indica los rangos de porosidad, para conocer si un yacimiento es productivo. 
 
Tabla 2.5 Rangos de porosidad en la roca 
Porosidad (%) Clasificación 
=< 5 Muy Baja 
>5 pero =<10 Baja 
>10 pero =<20 Promedio 
>20 pero=<30 Buena 
> 30 Muy buena 
 
FUENTE: “INGENIERÍA APLICADA DE YACIMIENTOS PETROLÍFEROS”, CRAFT Y 
HAWKINS. 
 
El análisis petrofísico tiene como objetivo el calcular los espesores saturados de petróleo de los 
diferentes reservorios del campo MDC, los mismos que son resultado de la combinación de varios 
parámetros como: el volumen de arcilla, porosidad efectiva, saturación de agua efectiva. 
“Para el ajuste de la historia básicamente se revisaron la continuidad y tendencias de poblamiento 
de los tipos de rocas y propiedades pobladas en ellas.”15 
 
2.6.2 PERMEABILIDAD (K) 
La permeabilidad es la facultad que tiene la roca para permitir que los fluidos se muevan a través 
de los espacios porosos interconectados, se tiene, por medio de la Ley de Darcy que: 
 
                                                          
14 (HALLIBURTON, 2012) 
15 (ENAP SIPEC, 2008) 
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Figura 2.12 Tubo Capilar 
FUENTE: MANUAL DE YACIMIENTOS DE HALLIBURTON 
La Figura 2.12 es la representación gráfica donde se explica la ley de Darcy que define el 
movimiento de fluidos a través del medio poroso, cuya propiedad es la permeabilidad (k). 
𝐾 =
𝑞 ∗ 𝜇 ∗ 𝐿
𝐴 ∗ ∆𝑃
 
𝐾𝑓 =
𝑞𝑓 ∗ 𝜇𝑓 ∗ 𝐿
𝐴 ∗ ∆𝑃
 
Ecuación 2.2 Cálculo de la Permeabilidad para un fluido 
Donde el subíndice f indica el tipo de fluido. 
La permeabilidad se puede medir de las siguientes maneras: 
 Medidas en sitio: Mediante registros de pozos y por pruebas de restauración de presión. 
 Medidas en Laboratorio: Mediante el Permeámetro Standard y el Permeámetro Ruska 
Universal. 
La Tabla 2.6 indica una evaluación aproximada de la permeabilidad: 
 
Tabla 2.6 Rangos de permeabilidad en la roca 
Permeabilidad (mD) Clasificación 
1.0 – 10 Regular 
10 – 100 Buena 
100 – 1000 Muy buena 
> 1000 Excelente 
 
FUENTE: “INGENIERÍA APLICADA DE YACIMIENTOS PETROLÍFEROS”, CRAFT Y 
HAWKINS. 
2.6.2.1 Tipos de permeabilidad 
“Hay dos tipos de permeabilidad: Horizontal y vertical. 
Permeabilidad horizontal o lateral: Flujo de fluidos paralelo a la estratificación. 
Permeabilidad vertical o transversal: Flujo de fluidos perpendicular a la estratificación. 
La permeabilidad vertical es normalmente inferior a la horizontal debido a la presencia de 
minerales arcillosos o micas que se disponen usualmente paralelo a la estratificación.”16 
 
                                                          
16 (NÚÑEZ LÓPEZ, 2010) 
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2.6.3 INTERACCIÓN ROCA – FLUIDO 
2.6.3.1 Permeabilidades relativas, Kr 
“Es la relación existente entre la permeabilidad efectiva y la permeabilidad absoluta. Esta medida 
es muy importante en ingeniería de yacimientos, ya que da una medida de la forma como un fluido 
se desplaza en el medio poroso. La sumatoria de las permeabilidades relativas es menor de 1.0. A la 
saturación residual de crudo, Sor o a la saturación de agua connota, Swc se tiene que K≈Kabs.”17 
0 ≤ 𝐾𝑟𝑜, 𝐾𝑟𝑔, 𝐾𝑟𝑤 ≤ 1 
 
Figura 2.13 Efecto de la presión capilar en el movimiento de una gota de petróleo 
FUENTE: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS - FREDDY H. ESCOBAR, 
PH.D 
El fenómeno presente en la Figura 2.13 se debe a que Pc1 (presión capilar) quiere mover el petróleo 
hacia la izquierda y Pc2 hacia la derecha, puesto que el radio en la izquierda es menor, la presión 
capilar, Pc, es mayor y se requiere cierto gradiente de presión (mayor que Pc) para mover la 
burbuja. 
2.6.3.2 Curvas de Permeabilidad Relativa 
 
Figura 2.14 Permeabilidades Relativas entre el agua y el petróleo 
FUENTE: MANUAL DE YACIMIENTOS DE HALLIBURTON 
                                                          
17 (ESCOBAR H. Freddy, 2004) 
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La región A representa el agua que se encuentra en los espacios porosos más pequeños de la roca y 
no fluye, conocida como saturación de agua irreductible, Swi. En esta región el petróleo es móvil. 
En la región B, la saturación de agua incrementa y ésta empieza a fluir. El agua invade los espacios 
porosos más grandes ocupados por el petróleo. 
El petróleo empieza a perder fluidez en la roca. El punto en que las líneas se cruzan significa que 
ambos fluidos se encuentran a iguales condiciones de fluidez. 
En la región C, la saturación del agua tiende al ciento por ciento. El agua es el único fluido que 
fluye. El petróleo queda atrapado en los espacios porosos. A este volumen de petróleo se lo 
denomina saturación de petróleo residual, Sor. 
Con la curva de permeabilidades relativas, en el caso del gráfico entre el agua y el petróleo, 
podemos identificar cuatro puntos importantes: Swc (Saturación de Agua Connata), Soc 
(Saturación Crítica de Petróleo), Kro’ (Permeabilidad Relativa del Petróleo en el punto de Swc) y 
Krw’ (Permeabilidad Relativa del Agua en el punto de Soc) que constituyen los Ends Points o 
Puntos Finales de las curvas. 
El punto de cruce entre las dos curvas, punto de igual fluidez, a Sw iguales a 50% en general no 
ocurre, por lo que se tiene que: 
Si en Sw=50% , Krw<Kro =>Agua es Fase Mojante 
Por el contrario si Krw>Kro =>Petróleo es Fase Mojante 
Se puede diferenciar la preferencia de un medio poroso a ser mojado por agua (hidrófilas) y/o 
petróleo (oleófilas), las primeras están en capacidad de almacenar agua y las segundas están en 
capacidad de acumular petróleo, mediante los siguientes rangos de valores: 
 
Tabla 2.7 Permeabilidad y Saturación de rocas Hidrófilas y Oleófilas 
 
Hidrófilas  Oleófilas 
Swi  > 20 – 25%  < 10 – 15 % 
Kro = Krw   > 50 % Sw < 50% Sw 
Krw máx.   < 30% Krw > 50% Krw 
 
FUENTE: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS - FREDDY H. ESCOBAR, 
Ph.D 
 
Para el caso del campo MDC se tiene las siguientes curvas de permeabilidad relativa, las mismas 
que fueron obtenidos a partir de los análisis especiales de núcleos del MDC-12 para Napo U y 
Napo T. 
Los valores de saturación de agua irreducible fueron corregidos con los resultados de la evaluación 
petrofísica de los pozos que contaron con registros eléctricos a hueco abierto.   
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Figura 2.15 Curva de permeabilidades relativas, arena "U" 
FUENTE: INFORME DEL MODELO DINAMICO MDC.ENAP-SIPEC 
Sw=50% , Krw<Kro =>Agua es Fase Mojante 
 
 
Figura 2.16 Curva de permeabilidades relativas, arena "T" 
FUENTE: INFORME DEL MODELO DINAMICO MDC.ENAP-SIPEC 
Sw=50% , Krw<Kro =>Agua es Fase Mojante 
 
2.6.4 COMPRESIBILIDAD DE LA ROCA O FORMACIÓN 
Es el cambio de volumen que ocurre en un fluido debido al cambio de presión por unidad de 
volumen. Para arenisca, los valores varían entre 25 x 10−6 psi−1. 
 
𝐶 = −
1
𝑉
(
δ𝑉
δ𝑃
)(𝑝𝑠𝑖)−1 
Ecuación 2.3 Cálculo de la Compresibilidad de la Roca o Formación 
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Las compresibilidades más importantes en conocer son: 
 Compresibilidad de la Matriz 
 Compresibilidad de los Poros 
 Compresibilidad Total 
 Compresibilidad Efectiva 
La compresibilidad se determina por análisis de laboratorio y gráficos de correlación de porosidad 
vs compresibilidad de la roca. 
En los reservorios Napo y Hollín por ser reservorios profundos de -8690 a -9150 ft, la presión 
ejercida por los estratos sobre estos reservorios pueden ser asumidos como iguales. Para el cálculo 
de la compresibilidad de la roca se utilizó las correlaciones de Newman y Hall para areniscas 
consolidadas: 
𝐶𝑓 =
𝑎
(1 + 𝑐. 𝑏. ∅)
1
𝑏
; 𝑁𝑒𝑤𝑚𝑎𝑛, 𝑝𝑠𝑖−1 𝐶𝑓 = (
1.782
∅0.438
) 𝑥10−6; 𝐻𝑎𝑙𝑙, 𝑝𝑠𝑖−1 
Ecuación 2.4 Compresibilidad de la Roca-correlaciones de Newman y Hall 
 
Donde para arenas consolidadas: 
a = 97,32 x 10-6 
b = 0,699 
c= 79,81 
Ø = porosidad, DEC 
 
Figura 2.17 Compresibilidad formación 
FUENTE: INFORME DEL MODELO DINAMICO MDC.ENAP-SIPEC 
Compresibilidad Formation
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Para rangos de porosidad de 14 a 20 % se tiene una compresibilidad de 4,27 x 10-6 a 3,17 x 10-6 
1/psi. 
2.6.5 RELACIÓN ENTRE POROSIDAD Y PERMEABILIDAD. 
Una roca porosa es usualmente permeable y no hay una relación directa entre ambas. La 
permeabilidad en arenas y areniscas tiene una relación directa con la porosidad, un aumento normal 
en la porosidad provoca un aumento geométrico en la permeabilidad, así como una arena 
clasificada de buen diámetro promedio de grano indica una buena permeabilidad. 
En el Campo MDC se obtuvieron núcleos de los yacimientos Napo “U” y “T” en el pozo MDC-12, 
y los resultados del análisis se presentan a continuación. 
2.6.5.1 Arena Napo “U” 
Las facies productoras descritas tienen las siguientes propiedades petrofísicas de acuerdo al análisis 
de núcleos (Tabla 2.8). 
 
Tabla 2.8 Resultados petrofísica básica Facies II, III, IV Yacimiento Napo “U” 
Facies II 
       
Petrofísica Básica a condiciones estándar 
Plugs Horizontales Plugs Verticales 
Porosidad (%) Permeabilidad (mD) Permeabilidad (mD) 
Prom. Min. Max. Prom. Min. Max. Prom. Min. Max. 
21,7 16,9 24,4 1290 360 2820 860 360 17 
         
Facies III 
       
Petrofísica Básica a condiciones estándar 
Plugs Horizontales Plugs Verticales 
Porosidad (%) Permeabilidad (mD) Permeabilidad (mD) 
Prom. Min. Max. Prom. Min. Max. Prom. Min. Max. 
13,9 10,2 17 150 60 330 140 140 140 
         
Facies IV 
       
Petrofísica Básica a condiciones estándar 
Plugs Horizontales Plugs Verticales 
Porosidad (%) Permeabilidad(mD) Permeabilidad(mD) 
Prom. Min. Max. Prom. Min. Max. Prom. Min. Max. 
19,1 12,4 22,3 530 50 1480 65 1 167 
 
FUENTE: PLAN DE  DESARROLLO DEL BLOQUE MDC.ENAP-SIPEC 
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Figura 2.18 Registro (GR) y parámetros petrofísicos de la Arena “U inferior” 
FUENTE: INFORME DEL MODELO ESTÁTICO.ENAP-SIPEC 
2.6.5.2 Arena Napo “T” 
Igualmente para las facies productoras de la Napo “T” descritas se tienen las siguientes propiedades 
petrofísicas de acuerdo al análisis de núcleos, Tabla 2.9.  
 
Tabla 2.9 Resultados petrofísica básica Facies II, III, IV Yacimiento Napo “T” 
Facies II 
       Petrofísica Básica @ condiciones estándar 
Plugs Horizontales Plugs Verticales 
Porosidad (%) Permeabilidad (mD) Permeabilidad (mD) 
Prom. Min. Max. Prom. Min. Max. Prom. Min. Max. 
13,63 9,37 19,97 210 18 720 26,8 0,5 198 
         Facies III 
       Petrofísica Básica @ condiciones estándar 
Plugs Horizontales Plugs Verticales 
Porosidad (%) Permeabilidad (mD) Permeabilidad (mD) 
Prom. Min. Max. Prom. Min. Max. Prom. Min. Max. 
21,82 18,01 24,66 1530 630 2650 1150 980 1350 
 
FUENTE: PLAN DE  DESARROLLO DEL BLOQUE MDC.ENAP-SIPEC 
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Figura 2.19 Registro (GR) y parámetros petrofísicos del pozo MDC-12 de la Arena “T” inferior 
FUENTE: INFORME DEL MODELO ESTÁTICO.ENAP-SIPEC 
 
2.6.6 RESULTADO DE LAS PROPIEDADES PETROFÍSICAS DEL CAMPO MDC 
El análisis petrofísico tiene como objetivo el calcular los espesores saturados de petróleo de los 
diferentes reservorios, los mismos que son resultado de la combinación de varios parámetros 
obtenidos de la interpretación de los registros eléctricos convencionales. 
El procedimiento utilizado determina un volumen de arcilla a partir del indicador de arcillosidad de 
la curvas de Gamma Ray, una porosidad total y efectiva con las curvas de densidad, neutrónico y 
sónico de acuerdo a las que se tengan disponibles en cada pozo y el cálculo de las saturación de 
agua usando los diferentes modelos para areniscas limpias (Napo U, Napo T y Hollín Inferior) y 
areniscas arcillosas (Hollín superior). Adicionalmente se realizó la calibración y ajuste de los 
parámetros obtenidos de registros y con los de núcleos. 
A continuación se indica un resumen de los resultados del cálculo petrofísico por reservorio del 
campo: 
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Tabla 2.10 Resumen petrofísica campo MDC 
RESERVORIO ESPESOR TOTAL ESPESOR NETO 
 
“U” INFERIOR 
Promedio (ft) Promedio (ft) 
54,18 37,35 
VSHALE (%) POROSIDAD (%) 
SATURACIÓN DE 
AGUA (%) 
Promedio  Promedio  Promedio  
14 18 11 
“T” INFERIOR 
Promedio (ft) Promedio (ft)    
56,31 28,26    
VSHALE (%) POROSIDAD (%) 
SATURACIÓN DE 
AGUA (%) 
Promedio  Promedio  Promedio  
10 13 18 
          
FUENTE: PLAN DE  DESARROLLO DEL BLOQUE MDC.ENAP-SIPEC 
 
2.7 PROPIEDADES DE LAS ROCAS Y DE FLUIDOS 
2.7.1 SATURACIÓN DE FLUIDOS 
“Es la relación que expresa la cantidad de fluido que satura el medio poroso. Conocida dicha 
cantidad y la extensión del volumen poroso se puede volumétricamente determinar cuánto fluido 
existe en una roca. 
La saturación es el porcentaje de un fluido ocupado en el espacio poroso, y está definido como: 
     𝑆𝑓𝑙𝑢𝑖𝑑𝑜 =
𝑉𝑓
𝑉𝑝
∗ 100 
Ecuación 2.5 Cálculo de la Saturación de Fluidos 
Si consideramos que básicamente el volumen poroso de una roca que contiene hidrocarburos, está 
saturada con petróleo, gas y agua tenemos que:     
𝑆𝑤 + 𝑆𝑜 + 𝑆𝑔 = 1 
Ecuación 2.6 Cálculo del volumen poroso de una roca que contiene hidrocarburos 
La determinación de la saturación de los fluidos presentes en los diferentes estratos de un 
yacimiento, puede realizarse mediante registros de pozos y en el laboratorio por medio de la 
extracción con solventes.” 18 
2.7.2 VISCOSIDAD, µ 
Se define como la medida de la resistencia de un fluido al flujo. Es usualmente medida en 
centipoises, Cp, (gr/cm*seg). 
Si se dispone de un análisis PVT las medidas de la viscosidad se reportan a la presión y 
temperatura del yacimiento y a diferentes presiones. No obstante, a medida que el fluido fluye a 
                                                          
18 (HAWKINS AND CRAFT, 1991) 
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superficie su temperatura disminuye, lo que involucra la necesidad de corregir la viscosidad para 
cambios de temperatura, mediante correlaciones empíricas. 
Los principales factores de interés en Ingeniería de Petróleos que afectan a la μo son: la 
composición del petróleo, la temperatura, el gas disuelto y la presión. La μo aumenta cuando 
disminuye el API y también aumenta con un decremento en la temperatura. 
El efecto del gas disuelto es alivianar el petróleo y por tanto disminuir su viscosidad. Mientras 
exista un incremento en la presión en un petróleo subsaturado, su viscosidad se incrementará. 
La viscosidad del agua μ𝑤, está en función de la presión, temperatura y composición química, es 
decir el contenido de sales, así la viscosidad aumenta con la disminución de la temperatura y con 
los aumentos de presión y salinidad, es decir: 
A: > P >μ𝑤; A: < temperatura >μ𝑤; A:> salinidad >μ𝑤 
“La disminución de la viscosidad mejora la recuperación del petróleo, produciendo una mayor 
movilidad.”19 
Para los Reservorios  “U”  Inferior y “T” Inferior se  tienen  las  relaciones  de viscosidad  que  se  
muestran  a continuación. 
 
Figura 2.20 Viscosidad Yacimiento “U” 
FUENTE: INFORME DEL MODELO DINAMICO MDC.ENAP-SIPEC 
 
Figura 2.21 Factor Volumétrico Yacimiento “T” 
FUENTE: INFORME DEL MODELO DINAMICO MDC.ENAP-SIPEC 
                                                          
19 (PARIS DE FERRER, 1996) 
 28 
 
2.7.3 COMPRESIBILIDAD DE LOS FLUIDOS 
2.7.3.1 Compresibilidad del Petróleo, Co 
“La compresibilidad se define como el cambio en volumen por unidad volumétrica por cambio 
unitario en presión: 
𝐶𝑜 = −
1
𝑉
𝑑𝑉
𝑑𝑝
 
Ecuación 2.7 Cálculo de la Compresibilidad del Petróleo, Co 
Como dV/dp es una pendiente negativa, el signo negativo convierte la compresibilidad, Co, en 
número positivo. Debido a que los valores del volumen V y de la pendiente dV/dp son distintos 
para cada nueva presión, la compresibilidad varía según la presión, aumentando a medida que la 
presión disminuye.”20 
2.7.3.2 Compresibilidad del Agua, Cw 
“Aparte de la presión, la compresibilidad del agua depende de la concentración de sal y el efecto de 
gas disuelto. 
La compresibilidad del agua innata también contribuye en un alto porcentaje en algunos casos a la 
producción de yacimientos volumétricos por encima del punto de burbujeo, además favorece en 
gran parte a la intrusión de agua en yacimientos de empuje hidrostático.”21 
2.7.4 HUMECTABILIDAD 
Llamada mojabilidad, es la tendencia de un fluido a adherirse sobre una superficie sólida en 
presencia de otros fluidos inmiscibles. Para yacimientos, la superficie sólida es la roca reservorio y 
los fluidos son agua, petróleo y gas, el análisis de la humectabilidad se explica a partir de un 
sistema idealizado de agua, petróleo y roca como se muestra en la Figura 2.22. 
 
 
Figura 2.22 Fuerzas interfaciales entre dos fluidos inmiscibles y un sólido 
FUENTE: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS - FREDDY H. ESCOBAR, 
PH.D 
“Un balance de fuerzas en el punto de contacto de los dos fluidos con la superficie sólida resultante 
es: 
𝑇𝑒𝑛𝑠𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑎𝑑ℎ𝑒𝑠𝑖ó𝑛 = 𝐴𝑡 = 𝜎𝑜𝑠 − 𝜎𝑤𝑠 = 𝜎𝑤𝑠 − 𝜃𝑐 
Ecuación 2.8 Cálculo de la Tensión de adhesión 
                                                          
20 (HAWKINS AND CRAFT, 1991) 
21 (HAWKINS AND CRAFT, 1991) 
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En general, 𝜎𝑜𝑠y 𝜎𝑤𝑠 no se pueden medir directamente, sin embargo 𝜎𝑜𝑤 y 𝜃𝑐 pueden determinarse 
independientemente en el laboratorio. 
El ángulo de contacto se usa como una medida cualitativa de la humectabilidad, de la siguiente 
manera: 
 Si At es positiva, (+), indica que el líquido más denso (agua), moja preferentemente la 
superficie sólida, 𝜃𝑐 < 90º 
 Si At es negativa, (−), indica que el líquido menos denso (petróleo), moja preferencialmente la 
superficie sólida y  𝜃𝑐 > 90º. 
 Si At es cero, (0), 𝜃𝑐 = 90º, indica que ambas fases tienen igual afinidad por la superficie 
sólida. 
Si bien suele ser un valor constante, la humectabilidad a nivel de reservorio puede variar con la 
proximidad a los acuíferos o con la composición de los hidrocarburos en diferentes ubicaciones 
espaciales dentro de la estructura. 
Los fluidos existentes en los espacios porosos de la roca durante la inyección de agua son petróleo, 
agua y gas. Sin embargo solo el petróleo y agua se consideran como posibles fases mojantes. 
El comportamiento de la inyección de agua, está controlado en gran parte por la humectabilidad; 
una inyección de agua en una roca mojada por agua dará un alto recobro de petróleo y una baja 
producción de agua que una roca mojada por petróleo. 
La humectabilidad afecta también a la presión capilar y a las permeabilidades relativas, según 
mediciones que se han realizado en núcleos. 
Junto a la mojabilidad, es importante definir dos términos, la imbibición y el drenaje. 
Imbibición: Se relaciona con el incremento en la saturación de la fase mojante. 
Drenaje: Se relaciona con el incremento en la saturación de la fase no mojante. 
 
 La mojabilidad es un parámetro muy importante a tomar en cuenta, ya que puede incidir en el 
perfil de saturación de agua inicial, Swi y en las características de producción de la formación. 
 La mojabilidad también afecta al volumen de petróleo que puede ser producido a nivel de 
poros, el cual queda determinado por la saturación de petróleo residual Sor. Esto conlleva a que 
la mojabilidad influya en las permeabilidades relativas del petróleo y de agua.”22 
 
2.7.5 TENSIÓN SUPERFICIAL Ó INTERFACIAL 
Es la fuerza que se requiere por unidad de longitud para crear una nueva superficie. La tensión 
superficial e interfacial es normalmente expresada en dinas/cm lo que es igual a la energía de 
superficie en ergios/cm2. 
𝑇𝐴 = σ𝑤𝑜𝐶𝑜𝑠(𝜃) 
                                                          
22 (ESCOBAR H. Freddy, 2004) 
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Figura 2.23 Gota de petróleo adherida a una superficie sólida 
FUENTE: “INGENIERÍA APLICADA DE YACIMIENTOS PETROLÍFEROS”, CRAFT Y 
HAWKINS. 
La Figura 2.23 representa una gota de petróleo adherida a una superficie sólida, con las respectivas 
fuerzas presentes y el ángulo de contacto entre ambas superficies. 
Relación del ángulo de contacto con la tensión de adhesión: 
TA> 0 - θ < 90º 
TA≅ 0 - θ ≅ 90º 
TA< 0 - θ > 90º 
 
θ < 90º 
 
θ > 90º 
Figura 2.24 Ejemplos de Humectabilidad preferencial 
FUENTE: “INGENIERÍA APLICADA DE YACIMIENTOS PETROLÍFEROS”, CRAFT Y 
HAWKINS. 
θ < 90º => Mojada preferencialmente por agua (Proceso de Imbibición) 
θ > 90º => Mojada preferencialmente por petróleo (Proceso de Drenaje) (en la figura representada 
por el mercurio en laboratorio) 
 
2.7.6 PRESIÓN CAPILAR, PC. 
“Se define como la diferancia de presión a traves de la interface que separa dos fluidos inmiscibles, 
uno de los cuales moja preferencialmente la roca. Si se toma positiva entonces es la presión de la 
fase no mojante menos la presión de la fase mojante, es decir:   𝑃𝑐 = 𝑃𝑛𝑚 − 𝑃𝑚 
Asi, para un sistema agua-petróleo será: 𝑃𝑐 = 𝑃𝑜 − 𝑃𝑤 
Y para un sistema gas-petróleo se tiene: 𝑃𝑐 = 𝑃𝑔 − 𝑃𝑜 
El concepto de presión capilar también puede ser ilustrado a través de la Figura 2.25 
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Figura 2.25 Presión Capilar resultante de las fuerzas interfaciales en un tubo capilar 
FUENTE:  INYECCIÓN DE AGUA Y GAS EN YACIMIENTOS PETROLÍFEROS - 
MAGDALENA PARIS DE FERRER 
En la cual se observa que al introducir un tubo capilar de vidrio dentro de un recipiente lleno de 
agua, esta sube dentro del capilar. El fluido encima del agua es petróleo, y debido a que el agua 
humecta preferencialmente las paredes del capilar, existe una elevación capilar. 
En consecuencia, se puede identificar dos presiones: Po  la presión de la fase petróleo en un punto 
justamente encima de la interfase agua-petróleo, y la Pw, la presión de la fase agua justamente 
debajo de la interfase.”23 
Un balance de fuerzas es:   
𝑃𝑜 = 𝑃𝑎𝑡𝑚 + 𝜌𝑜.𝑔. ℎ1 
𝑃𝑤 = 𝑃𝑎𝑡𝑚 + 𝜌𝑜.𝑔(ℎ1 + ℎ) − 𝜌𝑤 . 𝑔. ℎ 
Dónde: 
Patm: presión atmosférica, (Dinas/cm2) 
h, h1: altura de los fluidos, (cm) 
ρo,  ρw: densidades del petróleo y del agua, (g/cm3)  
g: constante de gravedad (980 cm/seg2) 
Luego: 
𝑃𝑐 = 𝑃𝑜 − 𝑃𝑤 =  ℎ(𝜌𝑤 − 𝜌𝑜) 
Los resultados indican que existe una diferencia de presión a través de la interfase, la cual se 
designa Presión Capilar, Pc. Nótese que la mayor presión se produce en la fase no mojante. 
La presión se relaciona con la tensión interfacial fluido-fluido, con la humectabilidad de los fluidos 
(a través de θc) y con el tamaño del capilar (r), en la siguiente ecuación: 
𝑃𝐶 =
2. 𝜎𝑜,𝑤 . cos 𝜃𝑐
𝑟
 
Ecuación 2.9 Cálculo de presión capilar 
                                                          
23 (PARIS DE FERRER, 1996) 
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Para el Campo MDC la presión capilar reportada en los análisis de núcleos del MDC 12 para las 
arenas “U” y “T”, se muestran a continuación: 
 
Figura 2.26 Presión Capilar Petróleo/Agua, Arenisca “U” 
FUENTE: INFORME DEL MODELO DINAMICO MDC.ENAP-SIPEC 
 
 
Figura 2.27 Presión Capilar Petróleo/Agua, Arena “T” 
FUENTE: INFORME DEL MODELO DINAMICO MDC.ENAP-SIPEC 
2.7.7 TORTUOSIDAD 
La tortuosidad es la relación entre la longitud del tubo capilar equivalente al medio poroso (Lpc) y 
la longitud del medio poroso (l) elevado al cuadrado. 
𝑇 = (
𝐿𝐶
𝑙
)
2
 
Ecuación 2.10 Cálculo de la Tortuosidad 
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Figura 2.28 Tortuosidad 
FUENTE: CRAFT Y HAWKINS. “INGENIERÍA APLICADA DE YACIMIENTOS 
PETROLÍFEROS”. 
En la Figura 2.28 el medio poroso no es totalmente recto, por el contrario es sinuoso y la relación 
entre la longitud total del medio poroso y la longitud entre las superficie donde ocurre el flujo es 
tortuosidad. 
2.7.8 MOVILIDAD 
“Se define como la relación de flujo de un fluido desplazante a fluido desplazado. 
 
𝑞𝑤
𝑞𝑜
=
𝑘𝑤.𝐴.∆𝑃
𝜇𝑊.𝐿
𝑘𝑂.𝐴.∆𝑃
𝜇𝑂.𝐿
=
𝑘𝑤
𝜇𝑤
𝑘𝑂
𝜇𝑂
=
𝜆𝑤
𝜆𝑜
= 𝑀 
Ecuación 2.11 Cálculo de la movilidad 
Si M>1 Relación de Movilidad desfavorable, la fase desplazante penetra la desplazada,es decir el 
agua es muy móvil con respecto al crudo. 
SiM = 1 significa que ambos fluidos tienen igual movilidad. 
Si M<1 Relación de Movilidad favorable, la fase desplazante desplazará ordenadamente al petróleo 
(Tipo Pistón), es decir el crudo se mueve más fácilmente que el agua.”24 
 
2.7.9 PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS DEL CAMPO MDC 
Para definir las propiedades de los fluidos se utilizaron 2 informes de análisis de muestras PVT 
disponibles para el campo, listados a continuación: 
Tabla 2.11 Listado análisis PVT, MDC 
Pozo Reservorio Fecha Laboratorio 
 
MDC3 
 
Napo “U” Jun./2003 Schlumberger 
Napo “T” Feb./2000 Petroproducción 
 
FUENTE: PLAN DE  DESARROLLO DEL BLOQUE MDC.ENAP-SIPEC 
Para el caso de Hollín no se dispone de ningún análisis de este tipo en el campo MDC, por lo que 
se toma como referencia el comportamiento de campos vecinos, en particular del Campo Sacha. 
Los análisis PVT fueron validados por correlaciones existentes en la literatura.  
                                                          
24 (ESCOBAR H. Freddy, 2004) 
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Un resumen de las propiedades PVT se presenta en la Tabla 2.12. 
Tabla 2.12 Tabla Resumen PVT, MDC 
Yacimiento 
API @ 
60 F 
Pi, 
psia 
Pb, 
psia 
Uo @ 
Pb, cp 
Bo @ Pb, 
BY/STB 
GOR @ Pb, 
SCF/STB 
Napo U 18 3607 889 8.51 1.119 108 
Napo T 28 3083 954 1.46 1.254 240 
Hollín Sup. 28 4100 564 4.32 1.163 124 
 
FUENTE: PLAN DE  DESARROLLO DEL BLOQUE MDC 
Todos los petróleos son de tipo sub-saturados con un punto de burbuja entre 564 psi a 954 psi y con 
presiones iniciales comprendidas entre 3083 y 4100 psi según el yacimiento como se puede 
visualizar en la Tabla 2.12. 
 
En la Figura 2.29, Figura 2.30 y Figura 2.31 se muestran las relaciones PVT para cada unidad. 
 
2.7.9.1 Relación PVT - Arena “U” 
Para el yacimiento Napo “U” se tienen las siguientes relaciones PVT. 
 
 
Figura 2.29 Análisis PVT Napo “U” 
FUENTE: PLAN DE  DESARROLLO DEL BLOQUE MDC.ENAP-SIPEC 
 
2.7.9.2 Relación PVT–Arena “T” 
Para el yacimiento Napo “T” se tienen las siguientes relaciones PVT. 
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Figura 2.30 Análisis PVT Napo “T” 
FUENTE: PLAN DE  DESARROLLO DEL BLOQUE MDC.ENAP-SIPEC 
 
2.7.9.3 Relación PVT- Arena “Hollín” 
Para el yacimiento Hollín se tienen las relaciones PVT que se muestran a continuación. 
 
 
Figura 2.31 Análisis PVT Hollín 
FUENTE: PLAN DE  DESARROLLO DEL BLOQUE MDC.ENAP-SIPEC 
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2.8 PRESIÓN Y PRODUCCIÓN 
2.8.1 HISTORIA DE PRODUCCIÓN DEL CAMPO 
Petroproducción inició la producción del Campo MDC en el año 1998 y en el 2003 ENAP – 
SIPETROL toma la operación incrementando la producción de 2100 Bls/día a aproximadamente 
6500 Bls/día.  
En el 2004 con la incorporación de 7 pozos, la producción subió a 12900 Bls/día, año en que 
termina la primera campaña de perforación.  
En el 2007 se incorporan 6 pozos productores, para mantener un promedio de producción de 12300 
Bls/día.  
La producción comenzó a declinar desde el año 2009, como consecuencia de la disminución de 
presión en los yacimientos Napo “U” y Napo “T”.  
En mayo del 2010 se inició el proyecto piloto de recuperación secundaria con el fin de mantener la 
presión e incrementar el factor de recobro del campo. 
Para el año 2010 el BSW fue de aproximadamente 35 %, con una producción acumulada de 33,97 
MMbls de petróleo y 7,26 MMbls de agua. 
A continuación se presenta el historial de producción primaria del campo. 
 
 
Figura 2.32 Historia de producción Primaria del campo MDC 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Tabla 2.13 Historia de Producción Primaria del campo MDC 
FECHA 
Producción 
promedio diario 
de petróleo 
BSW % 
Producción 
promedio diario 
de agua 
Producción 
acumulada de 
petróleo 
Producción 
acumulada de 
agua 
 Bbl/d - Bbl/d Mbbl Mbbl 
31/12/1998 841,7 1,3 11,1 313,1 4,1 
31/12/1999 1068,4 2,3 24,8 710,5 13,3 
31/12/2000 2471 9,4 256,8 1629,7 108,9 
31/12/2001 2044 2,9 60,3 2390,1 131,3 
31/12/2002 1971 0,1 2,0 3123,3 132 
31/12/2003 2385,8 2,8 69,6 4010,8 157,9 
31/12/2004 6538,3 3,7 250,3 6443 251 
31/12/2005 12931,3 3,1 410,9 11253,5 403,9 
31/12/2006 11906,7 12,7 1738,6 15682,8 1050,6 
31/12/2007 12883,9 19,1 3037,9 20475,6 2180,8 
31/12/2008 13440,3 20,7 3515,1 25475,3 3488,4 
31/12/2009 11875,5 26 4181,4 29893 5043,8 
31/12/2010 11017,5 34,7 5373,8 33969 7263,2 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
2.8.2 HISTORIAL DE PRODUCCIÓN POR ARENA 
2.8.2.1 Producción primaria del yacimiento Napo “U” Inferior 
La producción de petróleo del yacimiento Napo “U” se incrementó hasta un promedio de 9650 
Bls/día. 
El corte de agua en el yacimiento en 2010 fue de 30,53 % aproximadamente, con una producción 
acumulada de 19,5 MMbls de petróleo y 4,6 MMbls de agua. 
 
Tabla 2.14 Historia de producción Primaria Napo “U” Inferior 
FECHA 
Producción 
promedio diario 
de petróleo 
BSW % 
Producción 
promedio diario 
de agua 
Producción 
acumulada de 
petróleo 
Producción 
acumulada de 
agua 
 
Bbl/d - Bbl/d Mbbl Mbbl 
31/12/2003 517,593 11,75 68,930 189 25 
31/12/2004 3868,017 5,99 246,306 1601 115 
31/12/2005 8412,103 4,14 363,208 4671 248 
31/12/2006 8872,114 15,52 1629,330 7909 842 
31/12/2007 9650,825 23,12 2901,919 11432 1902 
31/12/2008 8560,942 23,80 2673,257 14557 2877 
31/12/2009 7021,451 21,28 1898,594 17120 3570 
31/12/2010 6504,658 30,53 2858,900 19494 4614 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.33 Historia de producción Primaria Napo “U” Inferior 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
2.8.2.2 Producción primaria del yacimiento Napo “T” Inferior 
La producción de petróleo del yacimiento Napo “T” en los primeros años operados por Enap-
Sipetrol, estuvo en un promedio de 2000 Bls/día incrementándose hasta un promedio de 
4767Bls/día con la incorporación de los nuevos pozos productores.  
El corte de agua en el yacimiento es de 11,1 % aproximadamente, con una producción acumulada 
de 12,06 MMbls de petróleo y 0,57 MMbls de agua. 
Tabla 2.15 Historia de producción Primaria Napo “T” Inferior 
 
Producción 
promedio diario 
de petróleo 
BSW % 
Producción 
promedio diario 
de agua 
Producción 
acumulada de 
petróleo 
Producción 
acumulada de 
agua 
FECHA 
 
Bbl/d - Bbl/d Mbbl Mbbl 
31/12/1998 842 1,3 11 313,1 4,1 
31/12/1999 1068 2,3 25 710,5 13,3 
31/12/2000 2471 9,4 257 1629,7 108,9 
31/12/2001 2044 2,9 60 2390,1 131,3 
31/12/2002 1971 0,1 2 3123,3 132 
31/12/2003 1913,965 0,1 1,961 3821,9 132,7 
31/12/2004 2795,595 0,3 8,819 4842,3 135,9 
31/12/2005 4767,165 1,7 83,040 6582,3 166,2 
31/12/2006 3262,894 4,2 142,557 7773,3 218,3 
31/12/2007 3141,492 5,8 192,303 8919,9 288,5 
31/12/2008 2657,513 6,3 179,855 9889,9 354,1 
31/12/2009 2964,421 6,7 213,253 10971,9 432,0 
31/12/2010 2973,613 11,1 372,782 12057,3 568,0 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.34 Historia de Producción Primaria Napo “T” Inferior 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
2.8.3 PRODUCCIÓN SECUNDARIA DEL CAMPO 
 
 
Figura 2.35 Producción Secundaria Campo MDC 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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2.8.3.1 Producción secundaria del yacimiento Napo “U” Inferior 
El corte de agua del yacimiento ha incrementado aproximadamente al 48 % a Septiembre de 2013, 
Figura 2.36. 
Tabla 2.16 Historia de producción Secundaria Napo “U” Inferior 
 
FECHA 
Producción 
promedio diario de 
petróleo 
BSW % 
Producción 
promedio diario 
de agua 
Producción 
acumulada de 
petróleo 
Producción 
acumulada de 
agua 
 
Bbl/d - Bbl/d Mbbl Mbbl 
31/12/2010 6504,658 30,53 2858,900 19494 4614 
31/12/2011 5513,140 37,32 3282,444 21506 5812 
31/12/2012 6700,398 37,77 4066,689 23952 7296 
31/09/2013 3002,477 48,44 2820,701 25048 8326 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
Figura 2.36 Historial de producción de Petróleo y Agua de la Arena “U” Inferior 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
2.8.3.2 Producción secundaria del yacimiento Napo “T” Inferior 
El corte de agua del yacimiento ha incrementado aproximadamente al 34 % a Septiembre de 2013. 
Figura 2.37. 
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Tabla 2.17 Historia de producción Secundaria Napo “T” Inferior 
 
Producción 
promedio diario 
de petróleo 
BSW % 
Producción 
promedio diario 
de agua 
Producción 
acumulada de 
petróleo 
Producción 
acumulada de 
agua 
FECHA 
 
Bbl/d - Bbl/d Mbbl Mbbl 
31/12/2010 2973,613 11,1 372,782 12057,3 568,0 
31/01/2011 3891,039 24,4 1257,913 13477,5 1027,2 
31/01/2012 4641,719 26,6 1681,150 15171,7 1640,8 
31/09/2013 2155,295 33,7 1094,126 15958,4 2040,1 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
Figura 2.37 Historial de producción de Petróleo y Agua de la Arena “T” Inferior 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
2.8.4 HISTORIA DE PRESIÓN POR ARENA 
Las presiones iniciales de los reservorios se han tomado de datos históricos de los primeros pozos 
perforados, y su estado actual se ha estimado con mediciones de pruebas de presión y con datos 
extrapolados a partir de mediciones de nivel o de los sensores de las bombas electro-sumergibles 
instalados en los pozos del campo, lo que permite determinar un perfil de presiones detallado a 
continuación: 
2.8.4.1 Presión del yacimiento Napo “U” Inferior 
La presión inicial en el reservorio fue estimada en 3607 psia (MDC-1, Oct. 2007). En el período 
2003 – 2004 no se observó una caída significativa de la presión de reservorio, puesto que tan solo 
un pozo estaba produciendo de la Arena Napo “U” (MDC-3). 
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La presión actual de reservorio promedio se estima en +/- 2300 psia produciendo con 47% de 
BSW.  
 
Figura 2.38 Perfil Presión de la Arena “U” Inferior 
FUENTE: PLAN DE DESARROLLO DEL BLOQUE MDC. ENAP-SIPEC 
 
2.8.4.2 Presión del yacimiento Napo “T” Inferior 
La presión inicial en el reservorio fue estimada en 3083 psia (MDC-3, Oct. 1999), valor 
posiblemente afectado por la producción de campos cercanos. La presión promedio actual del 
reservorio es de +/- 1600 psia. 
 
Figura 2.39 Perfil Presión de la Arena “T” Inferior 
FUENTE: PLAN DE DESARROLLO DEL BLOQUE MDC. ENAP-SIPEC 
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2.9 INYECCIÓN DE AGUA 
“La implementación de un sistema de Inyección de agua en un Campo tiene como objetivo 
primordial barrer el petróleo remanente hacia pozos productores, siendo éste método de 
recuperación secundaria uno de los más simples y en la actualidad el principal y más conocido,  
constituyéndose en el proceso que más ha contribuido al recobro del petróleo extra.”25 
 
 
Figura 2.40 Inyección de agua 
FUENTE: http://www.aipmac.org.mx/mexico/Trabajos/Aula1/05.pdf 
 
Hoy en día más de la mitad de la producción mundial de petróleo se debe a la inyección de agua. 
Así como también, hoy por hoy, la producción de agua es tres veces la producción de petróleo, 
debido a la madurez de los campos, razón por la cual la disposición de este fluido resulta muy 
compleja en superficie, especialmente en el manejo y disposición final de los mismos. 
De acuerdo a estudios y análisis realizados se comprobó que esta agua de formación puede ser 
inyectada, con el objetivo primordial de ayudar al desplazamiento de petróleo y conseguir el 
incremento en el factor de recuperación. 
A este efecto se lo conoce como barrido por agua (waterflooding), y se ha logrado cuantificar que 
utilizando este método se puede obtener mayor recuperación de hidrocarburos móviles. 
“En los proyectos de inyección, se incluyen propiedades del crudo del yacimiento, propiedades de 
la roca, estratificación geológica, fallas y profundidad.  
Por otro lado, el ingeniero puede variar algunos parámetros tales como fluido para inyección, 
presión de inyección, patrón y tasa de inyección. La selección del fluido de inyección apropiado 
para un yacimiento dado es probablemente la parte más compleja del diseño de cualquier operación 
de inyección.”26 
Generalmente el agua es el fluido más barato para usar en grandes cantidades para el 
desplazamiento del crudo mientras que los precios actuales del gas hacen que este sea un fluido de 
inyección costoso. 
 
                                                          
25 (PARIS DE FERRER, 1996) 
26 (PARIS DE FERRER, 1996) 
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2.9.1 CARACTERÍSTICAS DEL SISTEMA DE INYECCIÓN DE AGUA 
El método de inyección de agua se desarrolla a través de pozos llamados inyectores, los cuales 
pueden estar ubicados en los flancos del yacimiento, en el caso de la inyección periférica o externa, 
o formando un arreglo geométrico con los pozos productores, en el caso de la inyección por 
arreglos o dispersa, como se observa en la Figura 2.41 y Figura 2.42; con el fin de facilitar el 
desplazamiento de crudo por el medio poroso hasta el pozo y posteriormente hasta la superficie. 
 
 
Figura 2.41 Recuperación secundaria de Petróleo por Inyección de Agua de tipo periférica 
FUENTE: www.oilproduction.net/recuperaciónsecundaria.htm 
 
Figura 2.42 Recuperación secundaria de Petróleo por Inyección de Agua de tipo Dispersa 
FUENTE: http://dc434.4shared.com/doc/7uqIyax3/preview.html 
 
Con la incorporación del pozo MDC-07 en el sector Este del campo MDC (Diciembre-2012) se 
amplió el proyecto de recuperación secundaria a todos los flancos del campo logrando un arreglo 
periférico junto con los demás pozos inyectores existentes. 
 
2.9.2 LINEAMIENTOS TÉCNICOS DEL MÉTODO DE INYECCIÓN DE AGUA 
2.9.2.1 Lineamientos técnicos 
Petróleo: 
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Tabla 2.18 Lineamientos Técnicos del petróleo 
Gravedad ºAPI Preferiblemente mediano  
Viscosidad, Cp. < 20 
Composición No crítica 
 
FUENTE: RECUPERACIÓN MEJORADA DE PETRÓLEO. ING. FERNANDO REYES 
CISNEROS 
Reservorio: 
Tabla 2.19 Lineamientos Técnicos del reservorio 
PARAMETROS U INFERIOR 
Saturación de petróleo,  
% VP 
no critica 75 % VP 
Formación 
arenisca/arena 
 preferiblemente uniformes 
Arenisca de cuarzo 
transparente-traslucido, 
sueltas de grano fino, 
subredondeadas 
Espesor neto, pies > 10 25,6 pies 
Permeabilidad promedia, mD > 50 1854 
profundidad, pies no critica 9889 pies 
temperatura, F no critica 140 
presión, psi preferiblemente sobre el punto de burbuja 3000 
empuje de agua no débil Débil 
agua disponible si si 
 
FUENTE: RECUPERACIÓN MEJORADA DE PETRÓLEO. ING. FERNANDO REYES 
CISNEROS 
Los parámetros que se deben considerar para elegir el esquema de inyección – producción son los 
siguientes: 
 Ubicación de pozos existentes, Figura 2.2. 
 Geometría del Reservorio. 
 Costos de perforación (pozos nuevos). 
 Necesidad de balancear cantidad de fluidos producidos e inyectados. 
2.10 FACTORES QUE CONTROLAN LA RECUPERACIÓN POR INYECCIÓN DE 
AGUA 
Al determinar la factibilidad de llevar a cabo un proceso de inyección de agua o de gas en un 
yacimiento, se deben considerar los siguientes factores: 
2.10.1 GEOMETRÍA DEL YACIMIENTO 
“Uno de los primeros pasos al recabar la información de un yacimiento para un estudio de 
inyección, es determinar su geometría, pues su estructura y estratigrafía controlan la localización 
de los pozos y en gran medida, determinan los métodos por los cuales el yacimiento puede ser 
producido a través de prácticas de inyección de agua. 
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La estructura es el principal factor que gobierna la segregación gravitacional. Así, en presencia de 
altas permeabilidades, la recuperación por segregación gravitacional, particularmente en 
yacimientos de petróleo, puede reducir la saturación de petróleo a un valor al cual no resulta 
económica la aplicación de la inyección de agua”. 27 
Además un yacimiento altamente fallado hace poco atractivo cualquier programa de inyección. 
El análisis de la estructura MDC (anticlinal de bajo relieve) determina que la estructura se 
encuentra limitada por fallas compresivas de orientación aproximada N-S responsable de la 
compartimentalización del campo, donde se observa diferencia de niveles de fluidos y presiones 
entre los compartimientos conformados por los pozos MDC-03 al norte, y MDC-01 y MDC-02 al 
sur. ANEXO A-2. 
Al existir la estructura apropiada y una saturación de petróleo que justifica un proceso de inyección 
de agua, la adaptación de una invasión periférica puede producir mejores eficiencias de barrido 
areal que una inyección en un patrón de línea directa. 
2.10.2 LITOLOGÍA 
“La litología tiene una profunda influencia en la eficiencia de la inyección de agua en un 
yacimiento en particular.”28 
De hecho la permeabilidad, la porosidad y el contenido de arcilla son factores litológicos que 
afectan la invasión. 
2.10.3 PROFUNDIDAD DEL YACIMIENTO 
En los reservorios Napo y Hollín por ser reservorios profundos -8690 ft y -9150 ft respectivamente, 
las saturaciones de petróleo residual después de las operaciones primarias son más bajas 
comparadas con saturaciones obtenidas en reservorios someros, debido a que estuvo disponible 
gran volumen de gas en solución para expulsar el petróleo y a que el factor de contracción o merma 
(1/Bo) fue grande y, por lo tanto ha quedado menos petróleo. 
A fin  de prever cualquier problema, debe tenerse en cuenta la información referente a la presión de 
fractura o de rompimiento en una localización determinada, ya que ella fijará un límite superior 
para la presión de inyección. 
2.10.4 POROSIDAD 
La recuperación de petróleo de un yacimiento es una función directa de la porosidad, ya que ella 
determina la cantidad de petróleo presente para cualquier porcentaje de saturación de petróleo 
dado. 
La siguiente tabla indica la porosidad promedio determinada a partir del análisis de muestras en 
laboratorio: 
                                                          
27 (PARIS DE FERRER, 1996) 
28 (PARIS DE FERRER, 1996) 
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Tabla 2.20 Porosidad promedio por Arena 
POROSIDAD 
PROMEDIO (%) 
RESERVORIO 
”U“ 
RESERVORIO 
”T“ 
RESERVORIO  
” HOLLIN “ 
17,6 13,2 12,6 
 
FUENTE: PLAN DE DESARROLLO DEL BLOQUE MDC.ENAP-SIPEC 
Elaborado por: Barragán Jhonathan-Espín Edwin 
2.10.5 PERMEABILIDAD 
“La magnitud de la permeabilidad controla en un alto grado la tasa de inyección de agua que se 
puede mantener en un pozo de inyección para una determinada presión en la cara de la arena. Por 
lo tanto, en la determinación de la factibilidad de la inyección de agua en un yacimiento, es 
necesario conocer la máxima presión de inyección tomando en cuenta la profundidad del 
yacimiento. 
Entre menos heterogénea sea esta propiedad, se obtendrá mayor éxito en un programa de inyección 
de agua. 
Si se observan grandes variaciones de permeabilidad en estratos individuales dentro del 
yacimiento, y si estos estratos mantienen continuidad sobre áreas extensas el agua inyectada 
alcanzará la ruptura demasiado temprano en los estratos de alta permeabilidad y se transportarán 
grandes volúmenes de agua antes que los estratos menos permeables hayan sido barridos 
eficientemente.” 29 
Esto por supuesto influye en la economía del proyecto y sobre la factibilidad de invasión del 
yacimiento. 
La Figura 2.43 muestra el efecto de la distribución de permeabilidad sobre la inyección de agua. 
 
Figura 2.43 Efecto de distribución de permeabilidad. (Según Archer y Wall). 
FUENTE: INYECCION DE AGUA Y GAS EN YACIMIENTOS PETROLIFEROS, PARIS DE 
FERRER, MAGDALENA, 2001. 
                                                          
29 (PARIS DE FERRER, 1996) 
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2.10.6 CONTINUIDAD DE LAS PROPIEDADES DE LA ROCA 
Como el flujo del fluido en el yacimiento es esencialmente en la dirección de los planos de 
estratificación, la continuidad es de interés primordial. Si el cuerpo del yacimiento está dividido en 
estratos separados, por lutitas,  rocas densas, el estudio de la sección transversal de un horizonte 
productor podría indicar si los estratos individuales tienen tendencia a reducirse en distancias 
laterales relativamente cortas, o si está presente una arena uniforme. 
Los ANEXO D-1 y ANEXO D-2 muestran la continuidad de las arenas “U” y “T” en el campo 
MDC. 
2.10.7 MAGNITUD Y DISTRIBUCIÓN DE LAS SATURACIONES DE FLUIDOS 
Es de gran interés conocer la saturación inicial de agua connata especialmente para determinar la 
saturación de petróleo inicial; en tal virtud “Cuanto mayor sea la saturación de petróleo en el 
yacimiento al comienzo de la invasión, mayor será la eficiencia de recobro, y, si éste es elevado, el 
petróleo residual será menor y el retorno de la invasión por lo general, será mayor.”30 
En este sentido el objetivo de cualquier método de desplazamiento de petróleo es lograr reducir la 
saturación de petróleo residual detrás del frente de invasión. 
2.10.8 PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS Y PERMEABILIDADES RELATIVAS 
“En un proceso de desplazamiento la razón de movilidad relaciona la movilidad del fluido 
desplazante, en la porción del yacimiento que ha contactado con la movilidad del petróleo en la 
zona de petróleo. 
En yacimientos heterogéneos, las características de las permeabilidades relativas varían areal y 
verticalmente. Como resultado, el fluido desplazante no formará un frente uniforme a medida que 
avanza la inyección y tenderá a canalizarse hacia los estratos o áreas que tengan mayor razón de 
movilidad, como se muestra en la Ilustración 2.1.”31 
 
Ilustración 2.1 Estabilidad del frente de desplazamiento (según Habermann) 
FUENTE: INYECCION DE AGUA Y GAS EN YACIMIENTOS PETROLIFEROS, PARIS DE 
FERRER, MAGDALENA, 2001. 
                                                          
30 (PARIS DE FERRER, 1996) 
31 (PARIS DE FERRER, 1996) 
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2.10.9 CALIDAD DEL AGUA 
2.10.9.1 Calidad del agua del reservorio 
La salinidad del agua de formación de los reservorios “U” y “T” es del orden de 80,000 ppm NaCl 
para “U” y de 70,000 ppm NaCl para “T”; estos valores de salinidad evidencian que los reservorios 
donde se realiza la inyección no contienen agua dulce. 
Los estudios de laboratorio realizados a los reservorios receptores muestran que este valor de 
salinidad se encuentra dentro del rango adecuado para la inyección y no causa ningún efecto 
negativo en dichos yacimientos. La siguiente tabla muestra las propiedades del agua de los 
reservorios “U” Inferior y “T” Inferior. 
Tabla 2.21 Análisis físico-químico del agua de formación de los reservorios “U” Inferior y “T” 
Inferior. 
  MDC 
PARÁMETROS Unidades Agua Tk. 110A 
  Arenas UI y TI 
pH - 6,8 
ALKALINIDAD ppm CaCO3 290 
D.TOTAL ppm CaCO3 4900 
D.CALCICA ppm CaCO3 3470 
D.MAGNESICA ppm CaCO3 1430 
CLORUROS ppm Cl- 21100 
HIERROS ppm Fe++ 16,4 
SULFATOS ppmSO4= 21 
CALCIO ppm Ca++ 1388 
MAGNESIO ppm Mg++ 343 
BICARBONATOS ppm HCO3- 354 
SALINIDAD ppm ClNa 34815 
 
FUENTE: ESTUDIO TECNICO PARA CONVERSION POZO MDC-07 DE 
PRODUCTOR A INYECTOR.ENAP-SIPEC 
2.10.9.2 Calidad del agua de inyección 
Se sugieren las características siguientes para el agua de inyección: 
 
Ilustración 2.2 Características del agua de inyección 
AGUA DE 
INYECCIÓN
No corrosiva No escalas
no sólidos en 
suspensión
No provocar 
hinchamiento de la 
formación
Debe ser 
compatible
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Elaborado por: Barragán Jhonathan-Espín Edwin 
Citando textualmente a Tarek Ahmed “El Análisis de agua debe realizarse regularmente a lo largo 
de la vida del proyecto de recuperación. 
La inyección de agua, si no se trata, puede causar corrosión, precipitaciones sólidas y promover el 
crecimiento de bacterias.  
La principal causa de la corrosión en agua de inyección son gases disueltos tales como oxígeno, 
dióxido de carbono y sulfuro de hidrógeno. El oxígeno en el agua de inyección es muy corrosivo y 
puede causar precipitación de hidróxido ferroso, si la inyección de agua contiene hierro. Si el 
oxígeno está presente en la inyección de agua, debería eliminarse por algún proceso.  
Precipitaciones sólidas pueden ser evitadas reduciendo al mínimo la presencia de hierro, 
manganeso y bario en el agua de inyección.  
Sulfato de bario puede causar severo taponamiento de pozos de producción y facilidades de 
producción. 
Debe evitarse un tratamiento extensivo del agua de inyección, porque puede resultar en un impacto 
adverso sobre la economía del proyecto.”32 
Para el Campo MDC las operaciones de inyección de agua se realizan desde el CPF y el campo 
MDC, hasta los pozos inyectores. 
El proceso de inyección consiste en tomar el agua proveniente del tanque de lavado T-109, con 
capacidad de 10000 BLS, dirigirla hacia la planta de tratamiento, y pasarla a través de varios 
paquetes de placas corrugadas para retener los sólidos presentes en el agua, posteriormente, se 
dirige hacia la unidad de flotación donde mediante un proceso de agitación se eliminan las 
partículas de crudo contenidas en el agua.  
A la salida de la planta de tratamiento se inyectan químicos (anticorrosivo, anti escala, surfactante 
y biocida) al agua, para trasladarla hacia el tanque de almacenamiento T-203 con capacidad de 
2000 BLS. Luego se dirige hacia una unidad de filtración (5 micras), donde sale con un mínimo 
porcentaje de sólidos, para dirigirse hacia la bomba booster que alimenta con 60 psi a la unidad 
HPS la cual, finalmente envía el agua hacia los pozos inyectores como se muestra en la Ilustración 
2.3. 
 
 
 
 
 
                                                          
32 (AHMED, 2010) 
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Ilustración 2.3 Proceso de tratamiento del agua de inyección 
FUENTE: INFORME DE RECUPERACIÓN MEJORADA. ENAP-SIPEC
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Los productos empleados en el programa de tratamiento químico del agua de inyección se 
describen a continuación. 
 
Tabla 2.22 Productos empleados en el tratamiento químico inyección de agua CPF 
Concentración
ppm
Biocida XC14827 Por Lotes 10,3
Nombre del producto Aplicación 
Inhibidor de corrosión soluble en agua CRW14132 Continua 23,6
Inhibidor de escala SCW14327 Continua 8,3
Surfactante WAW14252 Continua 10,8
 
FUENTE: PLAN DE DESARROLLO. ENAP-SIPEC 
 
A continuación se detallan las principales propiedades del agua de Inyección monitoreadas en 
diferentes puntos del sistema. 
 
Tabla 2.23 Análisis físico-químico del agua de inyección: Campo MDC y Pozo MDC-16 
  
MDC 
PARAMETROS Unidades Agua Tk. 110A Agua MDC-16 INY MDC-02 INY MDC-12 
  
estación MDC Cabezal Pozo Cabezal Pozo Cabezal Pozo 
Ph - 6,8 6,4 6,8 6,5 
ALCALINIDAD ppm CaCO3 290 205 265 270 
D.TOTAL ppm CaCO3 4900 1490 4720 4750 
D.CALCICA ppm CaCO3 3470 1100 3150 3200 
D.MAGNESICA ppm CaCO3 1430 390 1570 1550 
CLORUROS ppm Cl- 21100 3100 20000 21000 
HIERROS ppm Fe++ 16,4 4,8 24 20,1 
SULFATOS ppmSO4= 21 8 14 18 
CALCIO ppm Ca++ 1388 440 1260 1280 
MAGNESIO ppm Mg++ 343 94 377 372 
BICARBONATOS ppm HCO3- 354 250 323 329 
SALINIDAD ppm ClNa 34815 5115 33000 34650 
Sólidos Totales en suspensión SST 44 18 30 34 
Sólidos Totales disueltos STD 23222 3897 21998 23020 
O2 disuelto ppb 10 10 10 10 
CO2 disuelto ppm 320 215 290 300 
H2S en agua ppm 1,0 0,2 1,0 1,0 
ACEITE EN AGUA ppmOil 10,6 8 12 10 
 
FUENTE: ESTUDIO TECNICO PARA CONVERSION POZO MDC-07 DE PRODUCTOR A 
INYECTOR.ENAP-SIPEC 
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De acuerdo al análisis físico-químico realizado en el agua de inyección, la salinidad del agua 
inyectada está en el orden de 50000 ppm de NaCl. 
 
2.10.9.3 Control de calidad del agua de inyección 
 
a) Control a nivel de superficie 
El agua separada del crudo producido, antes de inyectarse, es sometida al tratamiento y control, con 
el objeto de que éstos cumplan con los requerimientos de calidad y aseguren una inyección sin 
problemas.  
Los parámetros de control se determinan mediante el análisis de muestras tomadas en diferentes 
puntos de inyección (tanque de lavado, tanque de almacenamiento, la unidad de filtración, cabeza 
del pozo).  
 
b) Control a nivel de yacimiento 
Mediante contadores de caudal y manómetros de presión se registran diariamente los volúmenes 
que se inyectan y las presiones de operación, desde la descarga de la bomba horizontal, hasta la 
cabeza del pozo.  
Los parámetros promedios medidos en la cabeza de los pozos inyectores durante el tiempo de la 
inyección son: 
 
Tabla 2.24 Parámetros del agua de inyección 
 
FUENTE: ESTUDIO TÉCNICO PARA CONVERSIÓN POZO MDC-07 DE  
PRODUCTOR A INYECTOR.ENAP-SIPEC 
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2.10.10 VOLÚMENES DE AGUA Y PRESIONES DE INYECCIÓN 
Los volúmenes de agua inyectados en el campo MDC  se presentan a continuación: 
 MDC-12 
Tabla 2.25 Volumen total de agua inyectado (MDC-12) 
INYECCIÓN MDC-12 (BARRILES) 
 
AÑO 
MESES 2010 2011 2012 2013 
ENERO - 192.379,50 230.387,33 224.592,58 
FEBRERO - 181.145,27 215.891,23 186.936,02 
MARZO - 198.316,04 227.909,35 115.133,79 
ABRIL - 198.835,33 209.070,96 193.847,04 
MAYO 108.806,46 208.198,15 205.284,63 199.075,62 
JUNIO 180.924,54 200.723,57 207.082,04 208.683,38 
JULIO 204.648,29 205.898,04 244.181,88 214.102,83 
AGOSTO 207.810,92 218.361,00 248.880,38 222.065,25 
SEPTIEMBRE 181.355,48 211.015,06 229.433,56 201.195,00 
OCTUBRE 199.697,62 197.830,38 214.906,62 - 
NOVIEMBRE 187.358,96 171.525,00 199.283,02 - 
DICIEMBRE 202.577,44 219.554,00 213.128,71 - 
TOTAL 1.473.179,71 2.403.781,34 2.645.439,71 1.765.631,52 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
Tabla 2.26 Volumen de agua inyectado (MDC-12:UI) 
 
INYECCIÓN MDC-12:UI (BARRILES) 
 
AÑO 
MESES 2010 2011 2012 2013 
ENERO - 82.237,42 99.692,21 80.240,29 
FEBRERO - 86.979,19 84.873,71 69.279,46 
MARZO - 84.032,42 88.147,48 42.978,58 
ABRIL - 81.407,02 83.993,25 68.445,29 
MAYO 59.522,04 86.031,13 88.865,83 72.614,85 
JUNIO 94.338,77 91.279,24 86.180,46 75.148,38 
JULIO 113.374,75 86.132,17 98.657,63 80.114,67 
AGOSTO 101.327,33 91.345,81 97.036,71 83.180,29 
SEPTIEMBRE 82.981,58 94.070,67 85.686,31 74.980,00 
OCTUBRE 91.260,54 89.777,50 78.644,79 - 
NOVIEMBRE 79.096,79 79.940,50 65.823,42 - 
DICIEMBRE 89.358,83 98.525,00 69.439,96 - 
TOTAL 711.260,65 1.051.758,05 1.027.041,75 646.981,81 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.44 Volumen de agua inyectado (MDC-12: UI) 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
Tabla 2.27 Volumen de agua inyectado (MDC-12:TI) 
 
INYECCIÓN MDC-12:TI (BARRILES) 
 
AÑO 
MESES 2010 2011 2012 2013 
ENERO - 110.142,08 130.695,13 144.352,29 
FEBRERO - 94.166,08 131.017,52 117.656,56 
MARZO - 114.283,63 139.761,88 72.155,21 
ABRIL - 117.428,31 125.077,71 125.401,75 
MAYO 49.284,42 122.167,02 116.418,79 126.460,77 
JUNIO 86.585,77 109.444,33 120.901,58 133.535,00 
JULIO 91.273,54 119.765,88 145.524,25 133.988,17 
AGOSTO 106.483,58 127.015,19 151.843,67 138.884,96 
SEPTIEMBRE 98.373,90 116.944,40 143.747,25 126.215,00 
OCTUBRE 108.437,08 108.052,88 136.261,83 - 
NOVIEMBRE 108.262,17 91.584,50 133.459,60 - 
DICIEMBRE 113.218,60 121.029,00 143.688,75 - 
TOTAL 761.919,06 1.352.023,29 1.618.397,96 1.118.649,71 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.45 Volumen de agua inyectado (MDC-12: TI) 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 MDC-02 
Tabla 2.28 Volumen total de agua inyectado (MDC-02) 
 
INYECCIÓN MDC-02 (BARRILES) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO - 73.070,25 
FEBRERO - 62.547,15 
MARZO 3.884,25 41.543,08 
ABRIL 144.679,00 71.582,21 
MAYO 113.813,96 111.832,58 
JUNIO 106.252,33 90.103,33 
JULIO 124.147,29 106.144,58 
AGOSTO 129.271,08 117.038,00 
SEPTIEMBRE 121.811,38 111.025,04 
OCTUBRE 91.274,00 - 
NOVIEMBRE 83.675,60 - 
DICIEMBRE 62.148,83 - 
TOTAL (BLS) 980.957,73 784.886,23 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Tabla 2.29 Volumen de agua inyectado (MDC-02: UI) 
 
INYECCIÓN MDC-02:UI (BARRILES) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO - 42.257,00 
FEBRERO - 33.147,29 
MARZO 1.848,21 17.271,58 
ABRIL 69.727,79 30.439,58 
MAYO 50.492,13 68.854,54 
JUNIO 41.310,29 48.436,04 
JULIO 64.678,58 67.964,33 
AGOSTO 77.706,98 78.162,29 
SEPTIEMBRE 69.678,00 70.979,29 
OCTUBRE 45.561,46 - 
NOVIEMBRE 41.563,77 - 
DICIEMBRE 32.811,88 - 
TOTAL 495.379,08 457.511,96 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
 
 
 
Figura 2.46 Volumen de agua inyectado (MDC-02: UI) 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Tabla 2.30 Volumen de agua inyectado (MDC-02: TI) 
 
INYECCIÓN MDC-02:TI (BARRILES) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO - 30.813,25 
FEBRERO - 29.399,85 
MARZO 2.036,04 24.271,50 
ABRIL 74.951,21 41.142,63 
MAYO 63.321,83 42.978,04 
JUNIO 64.942,04 41.667,29 
JULIO 59.468,71 38.180,25 
AGOSTO 51.564,10 38.875,71 
SEPTIEMBRE 52.133,38 40.045,75 
OCTUBRE 45.712,54 - 
NOVIEMBRE 42.111,83 - 
DICIEMBRE 29.336,96 - 
TOTAL 485.578,65 327.374,27 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
  
 
Figura 2.47 Volumen de agua inyectado (MDC-02: TI) 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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 MDC-23 
Tabla 2.31 Volumen total de agua inyectada (MDC-23) 
 
INYECCIÓN MDC-23 (BARRILES) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO - 109.048,42 
FEBRERO - 98.068,81 
MARZO - 57.898,46 
ABRIL - 99.609,67 
MAYO - 116.332,90 
JUNIO - 113.924,13 
JULIO - 112.274,79 
AGOSTO - 122.866,46 
SEPTIEMBRE 32.263,50 91.426,54 
OCTUBRE 81.522,79 - 
NOVIEMBRE 84.968,10 - 
DICIEMBRE 82.005,33 - 
TOTAL (BLS) 280.759,73 921.450,17 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
Tabla 2.32 Volumen de agua inyectado (MDC-23: UI) 
 
INYECCIÓN MDC-23:UI (BARRILES) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO - 79.550,46 
FEBRERO - 67.442,60 
MARZO - 40.773,13 
ABRIL - 69.754,75 
MAYO - 89.649,65 
JUNIO - 84.184,08 
JULIO - 80.637,92 
AGOSTO - 86.573,67 
SEPTIEMBRE 17.129,63 70.857,46 
OCTUBRE 40.605,13 - 
NOVIEMBRE 44.370,04 - 
DICIEMBRE 53.815,38 - 
TOTAL 155.920,17 669.423,71 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.48 Volumen de agua inyectado (MDC-23: UI) 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
Tabla 2.33 Volumen de agua inyectado (MDC-23: TI) 
 
INYECCIÓN MDC-23:TI (BARRILES) 
  AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO - 29.497,96 
FEBRERO - 30.626,21 
MARZO - 17.125,33 
ABRIL - 29.854,92 
MAYO - 26.683,25 
JUNIO - 29.740,04 
JULIO - 31.636,88 
AGOSTO - 36.292,79 
SEPTIEMBRE 15.133,88 20.569,08 
OCTUBRE 40.917,67 - 
NOVIEMBRE 40.598,06 - 
DICIEMBRE 28.189,96 - 
TOTAL 124.839,56 252.026,46 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.49 Volumen de agua inyectado (MDC-23: TI) 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 MDC-07 
Tabla 2.34 Volumen total de agua inyectado (MDC-07) 
INYECCIÓN MDC-07 (BARRILES) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO - 71.603,08 
FEBRERO - 81.642,73 
MARZO - 49.866,46 
ABRIL - 84.096,17 
MAYO - 99.079,96 
JUNIO - 97.473,94 
JULIO - 96.090,58 
AGOSTO - 99.638,50 
SEPTIEMBRE - 95.966,71 
OCTUBRE - - 
NOVIEMBRE - - 
DICIEMBRE 26.643,33 - 
TOTAL 26.643,33 775.458,12 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Tabla 2.35 Volumen de agua inyectado (MDC-07: UI) 
 
INYECCIÓN MDC-07:UI (BARRILES) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO - 39.271,44 
FEBRERO - 52.038,19 
MARZO - 31.868,38 
ABRIL - 51.964,92 
MAYO - 56.750,27 
JUNIO - 55.642,13 
JULIO - 52.924,88 
AGOSTO - 59.186,67 
SEPTIEMBRE - 56.158,25 
OCTUBRE - - 
NOVIEMBRE - - 
DICIEMBRE 12.768,63 - 
TOTAL 12.768,63 455.805,10 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
 
 
 
Figura 2.50 Volumen de agua inyectado (MDC-07: UI) 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Tabla 2.36 Volumen de agua inyectado (MDC-07: TI) 
 
INYECCIÓN MDC-07:TI (BARRILES) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO - 32.331,65 
FEBRERO - 29.604,54 
MARZO - 17.998,08 
ABRIL - 32.131,25 
MAYO - 42.329,69 
JUNIO - 41.831,81 
JULIO - 43.165,71 
AGOSTO - 40.451,83 
SEPTIEMBRE - 39.808,46 
OCTUBRE - - 
NOVIEMBRE - - 
DICIEMBRE 13.874,71 - 
TOTAL 13.874,71 319.653,02 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
 
 
 
Figura 2.51 Volumen de agua inyectado (MDC-07: TI) 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Las presiones de inyección por pozo y arena en el campo MDC se presentan a continuación: 
 MDC-12: UI 
Tabla 2.37 Presiones de inyección, MDC-12: UI 
 
PRESIONES PROMEDIO DE INYECCIÓN MDC-12:UI (PSI) 
 
AÑO 
MESES 2010 2011 2012 2013 
ENERO - 790,34 762,58 1419,67 
FEBRERO - 747,14 911,03 1488,57 
MARZO - 647,41 969,67 1315,84 
ABRIL - 486 959,34 1445,34 
MAYO 655,4 410,96 942,25 1449,28 
JUNIO 417,34 533,67 1129,67 1465,67 
JULIO 514,51 639,03 1148,06 1497,41 
AGOSTO 184,12 677,74 1185,96 1474,19 
SEPTIEMBRE 591,37 774 1272,67 1493,67 
OCTUBRE 577,276 726,45 1319,35 - 
NOVIEMBRE 579,67 585 1269,34 - 
DICIEMBRE 822,9 621,29 1302,25 - 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
Figura 2.52 Presiones de inyección, MDC-12: UI 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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 MDC-12:TI 
Tabla 2.38 Presiones de inyección, MDC-12: TI 
 
PRESIONES PROMEDIO DE INYECCIÓN MDC-12:TI (PSI) 
 
AÑO 
MESES 2010 2011 2012 2013 
ENERO 
 
988,7 1043,87 1366,45 
FEBRERO 
 
861,07 982,06 1446,42 
MARZO 
 
609,67 1036,77 1243,5 
ABRIL 
 
621 993,84 1403,67 
MAYO 295,25 693,54 911,45 1352,58 
JUNIO 334,67 703,34 1147,34 1400,34 
JULIO 321,29 728,54 1191,93 1493,22 
AGOSTO 175,64 844,839 1282,25 1420,83 
SEPTIEMBRE 735,86 975,34 1343,67 1425,67 
OCTUBRE 870,8 900,96 1408,06 
 
NOVIEMBRE 716,06 813,67 1415,71 
 
DICIEMBRE 925 934,19 1301,29 
 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
Figura 2.53 Presiones de inyección, MDC-12: TI 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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 MDC-02:UI 
Tabla 2.39 Presiones de inyección, MDC-02: UI 
 
PRESIONES PROMEDIO DE INYECCIÓN  
MDC-02:UI (PSI) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO 
 
- 
FEBRERO 
 
- 
MARZO 575 - 
ABRIL 232,16 - 
MAYO 199,56 112,8 
JUNIO 264,09 52 
JULIO 160,96 20 
AGOSTO 315,43 150,23 
SEPTIEMBRE 377,84 219,34 
OCTUBRE 155,64 
 
NOVIEMBRE 91,5 
 
DICIEMBRE 130,96 
 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
 
Figura 2.54 Presiones de inyección, MDC-02: UI 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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 MDC-02:TI 
Tabla 2.40 Presiones de inyección, MDC-02: TI 
 
PRESIONES PROMEDIO DE INYECCIÓN  
MDC-02:TI (PSI) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO 
 
- 
FEBRERO 
 
- 
MARZO 575 400 
ABRIL 431,67 404 
MAYO 436,08 182,25 
JUNIO 418,31 87,18 
JULIO 304,51 136,67 
AGOSTO 210,32 317,54 
SEPTIEMBRE 338,16 235,67 
OCTUBRE 416,38 
 
NOVIEMBRE 325,34 
 
DICIEMBRE 300 
 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
Figura 2.55 Presiones de inyección, MDC-02: TI 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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 MDC-23:UI 
Tabla 2.41 Presiones de inyección, MDC-23: UI 
 
PRESIONES PROMEDIO DE INYECCIÓN  
MDC-23:UI (PSI) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO 
 
1061,5 
FEBRERO 
 
1434,3 
MARZO 
 
1222,9 
ABRIL 
 
1212,3 
MAYO 
 
1255,2 
JUNIO 
 
1152 
JULIO 
 
934,83 
AGOSTO 
 
1244,8 
SEPTIEMBRE 1149,8 1314 
OCTUBRE 951,42 
 
NOVIEMBRE 972,67 
 
DICIEMBRE 604,19 
 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
Figura 2.56 Presiones de inyección, MDC-23: UI 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
 
0
500
1000
1500
2000
2500
10
/0
9/
20
12
25
/0
9/
20
12
13
/1
0/
20
12
28
/1
0/
20
12
12
/1
1/
20
12
27
/1
1/
20
12
12
/1
2/
20
12
27
/1
2/
20
12
11
/0
1/
20
13
26
/0
1
/2
0
1
3
10
/0
2/
20
13
25
/0
2/
20
13
15
/0
3/
20
13
30
/0
3/
20
13
14
/0
4/
20
13
29
/0
4/
20
13
14
/0
5/
20
13
29
/0
5/
20
13
13
/0
6/
20
13
28
/0
6/
20
13
13
/0
7/
20
13
28
/0
7/
20
13
12
/0
8/
20
13
27
/0
8/
20
13
11
/0
9/
20
13
26
/0
9/
20
13
P
re
si
ó
n
 d
e 
in
ye
cc
ió
n
 (
p
si
)
Fecha
MDC-23:UI
 69 
  
 MDC-23:TI 
Tabla 2.42 Presiones de inyección, MDC-23: TI 
 
PRESIONES PROMEDIO DE INYECCIÓN  
MDC-23:TI (PSI) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO - 594,34 
FEBRERO - 655 
MARZO - 482,5 
ABRIL - 519,34 
MAYO - 486,67 
JUNIO - 531 
JULIO - 694,84 
AGOSTO - 931,93 
SEPTIEMBRE 1142,3 1266,19 
OCTUBRE 951,42 
 
NOVIEMBRE 906,35 
 
DICIEMBRE 601,48 
 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
Figura 2.57 Presiones de inyección, MDC-23: TI 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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 MDC-07:UI 
Tabla 2.43 Presiones de inyección, MDC-07: UI 
 
PRESIONES PROMEDIO DE INYECCIÓN  
MDC-07:UI (PSI) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO 
 
181,38 
FEBRERO 
 
249,81 
MARZO 
 
115,71 
ABRIL 
 
- 
MAYO 
 
- 
JUNIO 
 
- 
JULIO 
 
- 
AGOSTO 
 
359,58 
SEPTIEMBRE 
 
215,51 
OCTUBRE 
  
NOVIEMBRE 
  
DICIEMBRE 196 
 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
Figura 2.58 Presiones de inyección, MDC-07: UI 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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 MDC-07:TI 
Tabla 2.44 Presiones de inyección, MDC-07: TI 
 
PRESIONES PROMEDIO DE INYECCIÓN  
MDC-07:TI (PSI) 
 
AÑO 
MESES 2012 2013 
ENERO 
 
20 
FEBRERO 
 
10 
MARZO 
 
- 
ABRIL 
 
- 
MAYO 
 
72,6 
JUNIO 
 
38,41 
JULIO 
 
67,69 
AGOSTO 
 
170,71 
SEPTIEMBRE 
 
381 
OCTUBRE 
  
NOVIEMBRE 
  
DICIEMBRE 96,92 
 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
 
Figura 2.59 Presiones de inyección, MDC-07: TI 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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2.11 CURVAS DE HALL Y ANÁLISIS DE PENDIENTE 
“El método de Hall es una herramienta que permite la evaluación del rendimiento (performance) de 
los pozos inyectores. El uso cualitativo de la metodología de Hall, permite detectar cambios en las 
condiciones de yacimiento. Dicho método aplica para un flujo en estado estable y radial, y es a su 
vez desarrollado a partir de la relación de flujo Darcy: 
𝑞𝑤 =
0.00708 ∗ 𝑘𝑤 ∗ ℎ ∗ (𝑃𝑤 − 𝑃𝑒)
𝐵𝑤 ∗ 𝜇𝑤 ∗ ln (
𝑟𝑒
𝑟𝑤𝑎
)
 
Ecuación 2.12 Flujo de Darcy 
Donde  𝑟𝑤𝑎 = 𝑟𝑤𝑒
−𝑠 
Pe = Presión en el radio de drenaje externo, psi 
Pw = Presión de inyección en fondo, psi 
rw= Radio del borde de pozo, pies 
rwa = Radio aparente del borde de pozo, pies 
 
Hall integró ambos lados de la ecuación con respecto al tiempo, y posteriormente reordenando los 
términos, se obtiene la siguiente relación: 
∫ 𝑞𝑤 ∗ 𝑑𝑡 =
0.00708 ∗ 𝑘𝑤 ∗ ℎ ∗ ∫(𝑃𝑤 − 𝑃𝑒) ∗ 𝑑𝑡
𝐵𝑤 ∗ 𝜇𝑤 ∗ ln (
𝑟𝑒
𝑟𝑤𝑎
)
 
𝑊𝑖 =
𝑘𝑤 ∗ ℎ
141.2 ∗ 𝐵𝑤 ∗ 𝜇𝑤 ∗ ln (
𝑟𝑒
𝑟𝑤𝑎
)
(∫ 𝑃𝑤 ∗ 𝑑𝑡 − ∫ 𝑃𝑒 ∗ 𝑑𝑡) 
Ecuación 2.13 Inyección acumulativa 
Donde Wi = Inyección acumulativa, barriles de agua. 
Al integrar los datos de presión, se presenta un efecto suavizador sobre los datos. Por otra parte al 
ajustar los datos de inyección sobre un periodo extendido de tiempo, permite obtener 
interpretaciones más representativas de las condiciones del yacimiento. 
Consolidando los términos de presión ubicados hacia la derecha de la relación anterior, la relación 
final graficada por el desarrollo de Hall es la siguiente: 
∫ ∆𝑃 ∗ 𝑑𝑡 =
141.2 ∗ 𝐵𝑤 ∗ 𝜇𝑤 ∗ ln (
𝑟𝑒
𝑟𝑤𝑎
)
𝑘𝑤 ∗ ℎ
∗ 𝑊𝑖 
Donde ΔP = Pw - Pe 
Finalmente, Hall graficó la integral de la caída de presión con respecto al tiempo, contra la 
inyección de agua acumulativa, durante la vida plena del pozo;  dicha grafica es conocida como la 
gráfica de Hall (Hall Plot).  
Cuando ∫ ∆𝑃 ∗ 𝑑𝑡 es graficada contra la inyección acumulativa, la pendiente de la gráfica de Hall 
es igual a: 
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𝑚 =
141.2 ∗ 𝐵𝑤 ∗ 𝜇𝑤 ∗ ln (
𝑟𝑒
𝑟𝑤𝑎
)
𝑘𝑤 ∗ ℎ
 
Ecuación 2.14 Pendiente de la curva de Hall 
Dicha pendiente asume flujo monofásico. 
En la pendiente de la gráfica de Hall, si el daño en la formación es conocido, la transmisibilidad 
puede ser calculada, o viceversa. Para flujos monofásicos la transmisibilidad no cambia 
significativamente con el tiempo; por consiguiente, cualquier cambio en la pendiente de la gráfica 
de hall podría ser debido a efectos de daño en la formación y el yacimiento.  
Mediante el uso de la ecuación de la pendiente, es posible ver la relación inversamente 
proporcional con la transmisibilidad [Tm]. Dónde: 
𝑇𝑚 =
𝐾𝑤. ℎ
𝜇𝑤
 
Ecuación 2.15 Ecuación de la Transmisibilidad 
→  𝑇𝑚 𝛼 
1
𝑚⁄  
Cuando la pendiente es obtenida en psi – mes /barril, y la transmisibilidad está en mD– ft / Cp, una 
conversión de 29,2 es insertada, y la Ecuación 2.15 se transforma en: 
𝑇𝑚 =
𝐵𝑤 . ln
𝑟𝑒
𝑟𝑤
29.2 ∗ 0.00707 ∗ 𝑚
 
 
La gráfica de Hall comprende un método de análisis del estado estable, la cual proporciona una 
herramienta para el monitoreo continuo de la inyección. 
 
Con el propósito de obtener un control de la inyección de agua en el Campo MDC se trabajó con 
los diagramas de Hall, los cuales permiten dicho control de inyección y a su vez ayuda a maximizar 
las tasas de inyección de agua en pozos recientemente completados como inyectores, permitiendo 
de esta forma acelerar la respuesta a la producción de petróleo en el campo. 
Este método aplica a operaciones de inyección de agua donde los pozos inyectores tienen la presión 
en cabeza (WHP) controlada y la presión de inyección en la formación deseada, de esta forma se 
puede obtener conclusiones basadas en los efectos de daño en los pozos inyectores. 
Monitorear la gráfica de Hall, a través de la presión y las tasas, permite incrementar las 
interpretaciones cualitativas dadas al inicio de la inyección, y observar si aún las tasas continúan 
manteniéndose por debajo de la presión de fractura de la formación. 
De esta forma la metodología contribuye para apreciar el estado y comportamiento de la inyección, 
considerando los volúmenes totales de inyección en el reservorio, e identificando los cambios de 
presión existentes al inyectar un cierto volumen de fluido, con ello a su vez se podrá  identificar 
posibles problemas en etapas tempranas y analizar sus causas, por lo que cualquier cambio en las 
condiciones de inyección puede ser identificado con la construcción del diagrama de Hall, y 
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alcanzar un crecimiento acelerado en la presión de yacimiento, resultando en una respuesta del 
desplazamiento de aceite más temprano de lo esperado.  
Por otra parte los únicos datos requeridos para realizar el análisis y posteriormente la correcta 
interpretación, corresponden a la tasa de inyección en los pozos y la correspondiente presión de 
inyección en superficie, y finalmente un estimativo de la presión en el radio de drenaje externo del 
yacimiento (Pe). 
La aplicación de esta gráfica reduce, y algunas veces elimina, la necesidad de realizar periódicas 
pruebas multitasas o una prueba de presión Fall off Test que son usualmente corridas para 
determinar la existencia o aumento del daño de formación. Estas pruebas son largas, consumen 
mucho tiempo, y además son costosas, por lo que la gráfica de Hall reduce de esta forma 
significativamente costos operacionales involucrados en el proceso. 
Es muy importante tener en cuenta que las presiones en superficie deben ser luego convertidas a 
presión en fondo del pozo, corregidas por cabeza hidrostática y pérdidas por fricción.  
Finalmente se debe hacer énfasis en que la gráfica de Hall es usada para interpretar 
cualitativamente qué es lo que está pasando en el yacimiento cuando se presentan los cambios en la 
cuesta de la curva.”33 
 
 
Ilustración 2.4 Diagrama de Hall (Hall Plot) 
FUENTE: TECPECUADOR S.A. 
 
“Para entender el comportamiento de la curva presentada en la Ilustración 2.4, se detallan sus 
principales características que serán de utilidad para posteriores análisis. 
De manera temprana en la vida de un pozo inyector, el radio de la zona de agua aumentará con el 
tiempo, causando el incremento de la curva cóncava hacia arriba, según lo demostrado en el 
segmento 𝒂𝒃̅̅ ̅̅ . Después del llenado, la línea 𝒃𝑨̅̅ ̅̅  indica la inyección en estado estable o normal.  
                                                          
33 (AHMED, 2010) 
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Un aumento en la pendiente cóncava ascendente generalmente indica un daño positivo o una 
calidad del agua de inyección pobre (línea D). Similar pendiente puede ocurrir si un tratamiento no 
se diseña bien para mejorar el barrido volumétrico de manera eficaz. En este caso, sin embargo, la 
pendiente primero aumentará y en seguida permanecerá constante.  
La línea B indica un decremento en la pendiente, lo que significa daño negativo o una inyección 
sobre la presión de partida.  
Un valor muy bajo de la pendiente, según lo demostrado por la línea 𝐛𝐂.̅̅ ̅̅ , es un indicativo de 
posible canalización (channeling). 
Por ejemplo, si se taponan los bordes del pozo o existiesen restricciones, la inyección ocurriría 
gradualmente, el efecto neto es un incremento gradual en el daño (Skin).  
Como la pendiente en el diagrama de Hall incrementa entonces el daño (S) incrementa. 
Inversamente, sí el factor de daño (S) está decreciendo como debería ser el caso cuando la 
inyección excede la presión de fractura provocando un crecimiento de la fractura, entonces la 
pendiente del diagrama de Hall decrecerá como se visualiza en la Ilustración 2.5”34: 
 
Ilustración 2.5 Típica Grafica de Hall 
FUENTE:http://www.advntk.com/pwrijip2003/pwri/final_reports/task_1/hall_plots/hall_plot_meth
od_2.htm 
2.12 COMPORTAMIENTO DE LA PRESIÓN, PRODUCCIÓN, SALINIDAD, 
FRECUENCIA, BSW EN POZOS PRODUCTORES 
Para realizar el análisis de la influencia de los pozos inyectores sobre los productores es necesario 
procesar la información obtenida del SICOHI OILFIELD MANAGER software utilizado en la 
Agencia de Regulación y Control Hidrocarburífero, donde se registra la producción de los campos 
del Ecuador. 
A continuación se presenta gráficamente tal información para los pozos registrados en el SICOHI. 
                                                          
34 (Advntk, 2003) 
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Figura 2.60 Producción de petróleo, BSW, pozo MDC-01-T. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.61 Presión de intake, frecuencia, API. Pozo MDC-01-T. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.62 Salinidad, GOR. Pozo MDC-01-T. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.63 Producción de petróleo, BSW, Pozo MDC-03-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.64 Presión de intake, frecuencia, API. Pozo MDC-03-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.65 Salinidad, GOR. Pozo MDC-03-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.66 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-04-ST-T. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.67 Presión de intake, frecuencia, API. Pozo MDC-04-ST-T. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.68 Salinidad, GOR. Pozo MDC-04-ST-T. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.69 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-05-ST-T 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.70 Presión de intake, frecuencia, API. Pozo MDC-05-ST-T 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.71 Salinidad, GOR. Pozo MDC-05-ST-T. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.72 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-06-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 89 
  
 
Figura 2.73 Presión de intake, frecuencia, API. Pozo MDC-06-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.74 Salinidad, GOR. Pozo MDC-06-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.75 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-08-T 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.76 Presión de intake, frecuencia, API. Pozo MDC-08-T 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.77 Salinidad, GOR. Pozo MDC-08-T 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.78 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-09-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.79 Presión de intake, frecuencia, API, pozo MDC-09-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.80 Salinidad, GOR. Pozo MDC-09-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.81 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-10-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.82 Presión de intake, frecuencia, API, Pozo MDC-10-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.83 Salinidad, GOR. Pozo MDC-10-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.84 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-11-ST-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.85 Presión de intake, frecuencia, API, Pozo MDC-11-ST-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.86 Salinidad, GOR. Pozo MDC-11-ST-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.87 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-13-T. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 104 
  
 
Figura 2.88 Presión de intake, frecuencia, API, Pozo MDC-13-T 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.89 Salinidad, GOR. Pozo MDC-13-T. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.90 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-14-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.91 Presión de intake, frecuencia, API, Pozo MDC-14-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.92 Salinidad, GOR. Pozo MDC-14-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.93 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-15-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
   Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.94 Presión de intake, frecuencia, API, Pozo MDC-15-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.95 Salinidad, GOR. Pozo MDC-15-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.96 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-17-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.97 Presión de intake, frecuencia, API, Pozo MDC-17-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.98 Salinidad, GOR. Pozo MDC-17-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.99 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-18-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 116 
  
 
Figura 2.100 Presión de intake, frecuencia, API, Pozo MDC-18-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.101 Salinidad, GOR. Pozo MDC-18-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 118 
  
 
 Figura 2.102 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-19-T. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.103 Presión de intake, frecuencia, API, Pozo MDC-19-T. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.104 Salinidad, GOR. Pozo MDC-19-T. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.105 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-20-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.106 Presión de intake, frecuencia, API, Pozo MDC-20-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.107 Salinidad, GOR. Pozo MDC-20-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.108 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-21-T 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.109 Presión de intake, frecuencia, API, Pozo MDC-21-T 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.110 Salinidad, GOR. Pozo MDC-21-T 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.111 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-22-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.112 Presión de intake, frecuencia, API, Pozo MDC-22-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.113 Salinidad, GOR. Pozo MDC-22-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.114 Producción de petróleo, BSW. Pozo MDC-24-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.115 Presión de intake, frecuencia, API, Pozo MDC-24-U. 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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Figura 2.116 Salinidad, GOR. Pozo MDC-24-U 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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2.13 USO DE LA SALINIDAD COMO TRAZADOR NATURAL 
“Las propiedades del agua de formación varían entre un yacimiento y otro, y dentro de un mismo 
yacimiento. La composición del agua depende de una serie de parámetros que incluyen el ambiente 
depositacional, la mineralogía de la formación, su historia de presión y temperatura, y el influjo o 
la migración de los fluidos.  
En consecuencia, las propiedades del agua pueden variar a lo largo del tiempo con la interacción 
entre el agua y la roca, con la producción y el reemplazo de los fluidos del yacimiento por agua de 
otras formaciones, agua inyectada u otros fluidos inyectados. 
El influjo de agua a los yacimientos desde otras fuentes, tales como el agua meteórica, los 
acuíferos, el agua inyectada y otros fluidos inyectados, puede producir cambios en las propiedades 
del agua de formación. 
Por tanto el agua de formación rica en información referente a la roca en la que reside, puede 
proporcionar datos cruciales para los análisis en todas las fases de la vida productiva de un 
yacimiento. 
Así, el potencial del agua de formación para formar incrustaciones cuando se mezcla con el agua 
inyectada debe ser evaluado si va a explotarse alguna parte del campo con el soporte de presión 
proveniente de los fluidos inyectados. 
Del mismo modo la comprensión de la conectividad de los yacimientos es importante para: estimar 
la magnitud del soporte de los acuíferos, la planeación de las localizaciones de los pozos de 
desarrollo, la formulación de programas de recuperación relacionados con la inyección de agua, y 
la detección de la incursión de agua de inyección.”35 
“El análisis del agua de formación, y en particular la comparación de su composición isotópica 
natural con la del agua de inyección, ha sido utilizada para el monitoreo de los proyectos de 
inyección de agua.”36. 
“Las muestras de superficie se utilizan para monitorear los cambios producidos en las propiedades 
del agua con el tiempo, para identificar la incursión de agua de inyección a fin de determinar la 
influencia que ha tenido la inyección en los pozos productores y conocer la conectividad de los 
yacimientos.”37 
 
HIPÓTESIS 
“El método de inyección de agua mejora la recuperación de petróleo en el campo Mauro Dávalos 
Cordero”. 
                                                          
35 (SCHLUMBERGER, 2011) 
36 (CARRIGAN WJ, 1997) 
37 (SCHLUMBERGER, 2011) 
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CAPÍTULO III 
3. DISEÑO METODOLÓGICO 
3.1 TIPO DE ESTUDIO 
El presente trabajo es de carácter descriptivo, transversal y prospectivo el mismo que se basa en 
revisión bibliográfica y de campo. 
a) Estudio descriptivo.- Porque se realizó un estudio que describe la situación de la variable a 
investigar, que es el Sistema de Inyección de Agua, los resultados de su implementación en 
el Campo MDC.  
b) Estudio transversal.- Porque el estudio se lo realizó en un periodo de tiempo de seis meses. 
c) Estudio Prospectivo.- Porque los resultados provenientes de este estudio servirán como 
base para futuros proyectos a realizarse ya sea en el mismo campo o en campos similares. 
Esta investigación es de tipo bibliográfico porque se recopiló información sobre el tema, de fuentes 
bibliográficas; además, la orientación que se le dio, es en base a criterios técnicos, 
conceptualizaciones, conclusiones y recomendaciones para llegar a una adecuada solución del 
problema. 
Esta investigación es de campo, porque se estudió el fenómeno directamente a partir de los Datos 
reales proporcionados por el Área de Yacimientos de la ARCH. 
 
3.2 UNIVERSO Y MUESTRA 
El universo son los 19 pozos productores y 4 pozos inyectores del campo MDC, de las arenas U 
inferior, T inferior, y Hollín. 
La muestra para el presente estudio fueron las arenas U inferior y T inferior del Campo MDC en 
los que se han implementado el Sistema de Inyección de agua en el periodo 2010-2013 debido a su 
alto potencial de producción comparada con la producción de la formación Hollín en este campo.  
 
3.3 MÉTODOS Y TÉCNICAS 
El estudio está fundamentado en el análisis de los datos disponibles: registros eléctricos, 
parámetros petrofísicos, PVT, historiales de presión-producción de los pozos productores, datos 
geológicos, volúmenes y presiones de inyección. 
Además, datos bibliográficos aprovechables, sobre las bases teóricas en que se fundamentan cada 
uno de los temas a considerarse como parte del presente trabajo; fueron de gran ayuda para analizar 
la eficiencia de barrido que tiene la inyección de agua dentro del Reservorio para obtener una 
mayor recuperación de las reservas. 
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Principalmente se obtuvo información de la ARCH, que es la AGENCIA DE REGULACIÓN Y 
CONTROL HIDROCARBURIFERO, la que nos permitió obtener datos confiables y 
representativos. 
Posteriormente se realizó el análisis a través de la utilización e interpretación de las gráficas de 
Hall, para verificar el comportamiento de la inyección en el reservorio. 
 
3.4 RECOLECCIÓN DE DATOS 
Los datos necesarios para el desarrollo de este estudio se obtuvieron a partir de: 
a) Los estudios integrados de yacimiento y de la simulación de reservorios necesarios para 
conocer cómo es la estructura del campo en estudio. 
b) Historial de presiones 
c) Historiales de producción  
d) Registros eléctricos  
e) Datos petrofísicos  
f) Propiedades de los fluidos  
g) Volúmenes y presiones de inyección 
 
3.5 PROCESAMIENTO DE DATOS 
La información recolectada fue analizada por medio de los software OFM, Petrel,  los mismos que 
permiten una mejor visualización, análisis y comprensión de la información, presentando la 
interpretación de los datos por medio de curvas, figuras, tablas y formulas, para conocer la 
eficiencia del empleo de la Inyección de agua en campo objeto de estudio. 
 
3.6 ASPECTO ADMINISTRATIVO 
El desarrollo de la presente investigación fue factible realizarlo en periodo de seis meses, porque 
contó con el talento humano de los autores, apoyo técnico y metodológico de los ingenieros de la 
ARCH, a su vez, se dispuso de recursos económicos propios, recursos bibliográficos, webgráficos 
y tecnológicos suficientes para la ejecución de esta tesis.  
 
3.7 ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS 
3.7.1 ASPECTOS GENERALES 
ENAP-SIPETROL-ECUADOR, que opera el Campo MDC desde Enero del año 2003, inició con el 
proyecto de Inyección de agua el 12 de Mayo del 2010. 
Hacia finales de 2010 y principios de 2011, se puso fin a la renegociación de contratos petroleros 
hacia una modalidad de prestación de servicios, la cual determina un nuevo esquema de cálculo 
para ciertos ingresos petroleros que el Estado venía percibiendo con la modalidad contractual que 
se aplicaba anteriormente. En tal virtud la Secretaría de Hidrocarburos suscribió los nuevos 
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contratos de prestación de servicios con Enap-Sipec (Mauro Dávalos y Paraíso-Bigüino-Huachito) 
y otras compañías. 
La Agencia de Regulación y Control Hidrocarburífero, después de comprobar los resultados 
obtenidos por la Empresa operadora, se autorizó el 19 de Abril del 2011, la continuación del 
proyecto en forma indefinida, y a todo el campo a través de 4 pozos inyectores. 
La respuesta de la inyección se monitorea mediante los sensores de fondo instalados en los 19 
pozos actualmente productores,  y el comportamiento de la producción en los mismos. 
 
3.7.1.1 Mecanismos de Empuje o Recuperación 
“Las acumulaciones de gas y petróleo ocurren en trampas subterráneas formadas por características 
estructurales, estratigráficas o ambas. Por fortuna, estas acumulaciones se presentan en las partes 
más porosas y permeables de los estratos, siendo éstos principalmente arenas, areniscas, calizas y 
dolomitas, con aberturas intergranulares o con espacios porosos debidos a diaclasas, fracturas y 
efectos químicos. 
Muchos yacimientos de hidrocarburos se hallan conectados hidráulicamente a rocas llenas con 
agua, denominados acuíferos.  
La recuperación primaria resulta de la utilización de las fuentes de energía natural existentes en el 
yacimiento para el desplazamiento del petróleo hacia los pozos productores.”38 
 
Tal fuente de desplazamiento de petróleo y gas a los pozos productores se logra por: 
 
Ilustración 3.1 Mecanismos de Empuje 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
“Cuando no existe un acuífero, y no se inyecta fluido en el yacimiento, la recuperación de 
hidrocarburos se debe principalmente a la expansión de fluidos; sin embargo en el caso del 
petróleo, la recuperación puede ser influenciada considerablemente por drenaje gravitacional. 
                                                          
38 Halliburton Solving Challenges (HALLIBURTON, 2012) 
MECANISMOS DE 
EMPUJE
Expansión de la roca 
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Cuando existe intrusión de agua del acuífero, o en su lugar se inyecta agua en pozos seleccionados, 
la recuperación se debe al mecanismo de desplazamiento, posiblemente ayudado por drenaje 
gravitacional.  
En muchos yacimientos los cuatro mecanismos de recuperación pueden funcionar 
simultáneamente, pero generalmente sólo uno o dos predominan. 
Durante la vida productiva de un yacimiento, el predominio de un mecanismo puede cambiar de 
uno a otro, por razones naturales o como resultado de programas de ingeniería. Por ejemplo, un 
yacimiento (sin acuífero) puede producir inicialmente por expansión de fluidos. Cuando su presión 
se haya agotado en gran extensión, la producción a los pozos resultará principalmente por drenaje 
gravitacional, y el fluido, luego, llevado a la superficie por bombas. Aún más tarde se puede 
inyectar agua en pozos determinados, para desplazar petróleo adicional a otros pozos. Tal 
procedimiento se denomina comúnmente Recuperación Secundaria por inundación con agua.”39 
 
Figura 3.1 Influencia de los mecanismos de producción en el Factor de Recobro 
FUENTE: “INTEGRATED PETROLEUM RESERVOIR MANAGEMENT”, ABDUS, S Y 
GANESH TAKUR 
“Las fuerzas primarias que actúan en los yacimientos de petróleo como mecanismos de 
recuperación de petróleo, generalmente se han completado mediante la inyección de agua y de gas 
como procesos secundarios de recobro, con el fin de aumentar la energía y, en consecuencia, 
aumentar el recobro. Posteriormente se han utilizado otros procesos mejorados de recuperación de 
petróleo, pero su aplicación ha estado limitada por la rentabilidad que se requiere para su 
explotación comercial. Por estas razones, la inyección de agua y de gas continúan siendo los 
                                                          
39Penn Well Publishing Company, (GANESH Takur, 1994) 
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métodos convencionales más utilizados para obtener un recobro extra de petróleo de los 
yacimientos.”40 
En los yacimientos con baja relación gas-petróleo, el mecanismo de producción por expansión es 
mínimo; por lo tanto, en los yacimientos Napo y Hollín Superior no podremos contar con este 
mecanismo para producir los yacimientos. Napo “U” y Napo “T” además tienen acuíferos 
limitados, por lo que la presión tiende a declinar progresivamente. Hollín Superior al estar 
comunicado hidráulicamente con Hollín Inferior, un yacimiento con acuífero de fondo activo, tiene 
un mejor mantenimiento de presión. 
ARENA “U” 
Considerando la presión inicial y de burbuja, la Arena Napo “U” es un yacimiento de petróleo 
subsaturado, en el cual el efecto de expansión es limitado. Por las características de producción se 
ha establecido la existencia de un empuje hidrostático limitado, que avanza desde el lado Este y 
Sureste del campo. 
ARENA “T” 
Del mismo modo la arena Napo “T” es un yacimiento de petróleo subsaturado, en el cual el efecto 
de expansión es limitado en razón de que su relación gas petróleo disuelto es baja. Por la forma de 
producción de los pozos con bajo BSW, en promedio del reservorio +/-10% (WOR = 0.1) y la 
caída de presión más continua, el comportamiento de la arena Napo “T” es de características 
volumétricas, estimándose que en este yacimiento la entrada de agua es mucho más limitada. 
 
3.7.2 ANÁLISIS DE LA SITUACIÓN ACTUAL DEL CAMPO 
 
Tomando como referencia la ubicación de los 4 pozos inyectores, al campo MDC se lo ha 
sectorizado en 4 áreas a través de los cuales se controla y monitorea tanto la inyección como la 
producción. Estas áreas son tanto para la arena “U” Inferior como para la arena “T” Inferior: 
 Área norte, alrededor del pozo MDC-12, 
 Área sur, alrededor del pozo MDC-02, 
 Área oeste alrededor del pozo MDC-23, 
 Área centro sur alrededor del pozo MDC-07. 
El agua que se produce de los pozos productores de petróleo y del pozo productor de agua MDC-16 
(arena HI), es la misma que se inyecta en forma continua a los reservorios “U” Inferior y “U” 
Inferior. 
 
 
 
                                                          
40 (PARIS DE FERRER, 1996) 
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3.7.3 VOLÚMENES DE INYECCIÓN 
a) Pozo inyector MDC-12 
 
Desde Mayo del 2010, que inició el proyecto de inyección de agua, con el pozo MDC-12, los 
incrementos de agua inyectada han sido notable hasta el 2012 y ha comenzado a decrecer para el 
2013 como se visualiza en la Figura 3.2,  que hace referencia a la Tabla 2.25. 
Sin embargo en comparación con los otros pozos inyectores, se sigue inyectado en todo el campo, 
mayores volúmenes hasta el 2013 como se muestra en la Figura 3.6. 
 
Figura 3.2 Volúmenes inyectados en el MDC-12 
 FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO, (ARCH)  
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
b) Pozo inyector MDC-02 
 
 
Figura 3.3 Volúmenes inyectados en el MDC-02 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO, (ARCH)  
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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c) Pozo inyector MDC-23 
 
 
Figura 3.4 Volúmenes inyectados en el MDC-23 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO, (ARCH)  
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
d) Pozo inyector MDC-07 
 
 
Figura 3.5 Volúmenes inyectados en el MDC-07 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO, (ARCH)  
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
0
100.000
200.000
300.000
400.000
500.000
600.000
700.000
800.000
900.000
1.000.000
2010 2011 2012 2013
AÑO 280.760 921.450
V
O
L
Ú
M
E
N
 T
O
T
A
L
 D
E
 A
G
U
A
 I
N
Y
E
C
T
A
D
A
 
(B
A
R
R
IL
E
S
)
VOLÚMENES INYECTADOS MDC-23
0
100.000
200.000
300.000
400.000
500.000
600.000
700.000
800.000
2010 2011 2012 2013
AÑO 26.643,333 775.458,125
V
O
L
Ú
M
E
N
 T
O
T
A
L
 D
E
 A
G
U
A
 I
N
Y
E
C
T
A
D
A
 
(B
A
R
R
IL
E
S
)
VOLÚMENES INYECTADOS MDC-07
 141 
  
Con respecto al pozo MDC-02, Figura 3.3, referencia la Tabla 2.28, que inicio su inyección el 30 
de Marzo del 2012, a nivel del campo se ha inyectado un gran volumen en el 2012,e incluso más 
que los pozos inyectores MDC-23 y MDC-07, y esto es  razonable, ya que los pozos señalados se 
implementaron luego (en el transcurso del 2012), no obstante los pozos MDC-23 y MDC-07, 
muestra una respuesta a incrementar el volumen de inyección, como se puede distinguir en las  
Figura 3.4, referencia la Tabla 2.31, Figura 3.5, referencia la Tabla 2.34 y Figura 3.6. 
En términos generales, al 30 de septiembre del 2013 se han inyectado 12,05 MMBLS de agua; de 
los cuales 5,6 millones corresponden a la arena “U” Inferior y 6,3 millones a la arena “T” Inferior. 
En el cuadro a continuación se presentan los volúmenes de agua inyectados por pozo y por arena al 
30 de Septiembre 2013: 
Tabla 3.1 Volúmenes acumulados de agua inyectada 
VOLUMENES ACUMULADOS DE AGUA INYECTADA (BLS) 
POZO 
ARENA 
 
U % T % 
MDC 12 3.437.042 41% 4.850.990 59% 
MDC 02 952.891 54% 812.953 46% 
MDC 23 825.344 69% 376.866 31% 
MDC 07 468.574 58% 333.528 42% 
TOTAL 5.683.851 
 
6.374.337 
 
TOTAL U+T 12.058.188 
 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
La distribución de caudales al 30 de Septiembre se detalla a continuación: 
 
Tabla 3.2 Tasas de inyección 
TASAS DE INYECCION DIARIA (BAIPD) 
POZO 
ARENA 
U T 
MDC 12 2.600 4.700 
MDC 02 2.500 1.600 
MDC 07 2.000 1.000 
MDC 23 2.000 1.500 
TOTAL 9.100 8.800 
TOTAL U+T 17.900 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
Actualmente se está inyectando de manera normal y sin el desarrollo de presiones altas. 
La respuesta de la inyección continúa monitoreándose mediante los sensores de fondo instalados en 
los pozos productores y el comportamiento de la producción de los pozos. De la misma forma, 
considerando la diferencia entre la salinidad de agua de formación y la del agua de producción, la 
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salinidad y el % BSW son los parámetros naturales de seguimiento que permiten monitorear el 
avance del agua inyectada. 
3.7.4 PRESIONES DE INYECCIÓN 
La presión promedio de inyección para el pozo MDC-12, MDC-02, MDC-23, MDC-07. 
 
Tabla 3.3 Presiones de Inyección 
PRESIONES PROMEDIO DE INYECCIÓN (PSI) 
Pozos Inyectores 
AÑO 
2010 2011 2012 2013 
MDC-12:UI 542,82325 636,5858333 1097,680833 1449,96 
MDC-12:TI 546,82125 806,23825 1171,52 1394,742222 
MDC-02:UI - - 250,314 110,874 
MDC-02:TI - - 375,577 251,9014286 
MDC-23:UI - - 919,52 1203,536667 
MDC-23:TI - - 900,3875 684,6455556 
MDC-07:UI - - 196 224,398 
MDC-07:TI - - 96,92 108,63 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
3.7.5 PRODUCCIÓN DEL YACIMIENTO 
A Septiembre de 2013 se ha recuperado 45,5 MMbls de petróleo del Campo, de los cuales 25,05 
MMbls (55%) corresponde a la arena “U” Inferior, 15,96 MMbls (35%) a “T” Inferior; 13,20 
MMbls de agua (incluyendo Hollín), con un BSW de aproximadamente 44%. 
Estos resultados son razonables, teniendo en cuenta que el medio poroso de  los reservorios “U” y 
“T” tienen preferencia a ser mojados por agua (hidrófilas) lo que permite tener mayor recuperación 
de petróleo y menos agua. 
 
3.7.6 PRESIÓN DE YACIMIENTO 
Del análisis de las curvas de Presión de intake-frecuencia y producción versus tiempo, en general, 
se observó que la presión de los yacimientos se recuperó por efecto de la inyección de agua. 
En la arena “U” antes de la inyección se estimó una presión de reservorio de aproximadamente 
1.900 psi y a la fecha aproximadamente en 2.300 psi. En la arena “T” en mayo del 2010 se estimó 
una presión de yacimiento de 1.450 psi, y actualmente se encuentra con una presión promedio de 
1.600 psi. Estos datos son el resultado de pruebas de restauración de presión tomadas en diferentes 
pozos. 
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Figura 3.6 Volúmenes Totales Inyectados 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín
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3.7.7 RELACIÓN DE VOLÚMENES  INYECTADOS VS VOLÚMENES PRODUCIDOS 
 
Tabla 3.4 Comparación de volúmenes, arena “U” Inferior 
 
 
2010 2011 2012 2013 
PRODUCCIÓN DE 
AGUA  
ARENA UI  (BAPA) 
1.043.498,55 1.198.092,18 1.484.341,47 1.029.555,75 
PRODUCCIÓN DE 
PETROLEO  
ARENA UI (BPPA) 
2.374.200,22 2.012.296,06 2.445.645,24 1.095.903,97 
Inyección 
de agua  
 ARENA UI 
MDC-12 711260,6458 1051758,052 1027041,75 646981,8125 
MDC-02 - - 495379,0833 457511,9583 
MDC-23 - - 155920,1667 669423,7093 
MDC-07 - - 12768,625 455805,1042 
TOTAL 711.260,65 1.051.758,05 1.691.109,62 2.229.722,58 
 
RELACIÓN 
VOLUMEN  
 (BAI/BFP) 
0,21 0,33 0,43 1,05 
CORTE DE AGUA 31% 37% 38% 48% 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
En la Tabla 3.4 se aprecia que inicialmente en la arena “U” Inferior, fue necesario inyectar 0,21 
barriles de agua para producir un barril de fluido, con un porcentaje de BSW del 31 %,  es decir;  
del barril producido, 0,69 barriles son de petróleo; esta relación va en aumento en los años 
subsiguientes. 
En el 2013 se llega a 1,05 barriles inyectados para producir 1 barril de fluido; pero con un BSW de 
48%, es decir que del barril de fluido producido, 0,52 barriles son de petróleo; lo que confirma que 
alcanza efectividad la inyección. 
  
Tabla 3.5 Comparación de volúmenes, arena “T” Inferior 
 
 
2010 2011 2012 2013 
PRODUCCIÓN DE 
AGUA 
 ARENA TI   (BAPA) 
136.065,29 459.138,35 613.619,83 399.355,83 
PRODUCCIÓN DE 
PETROLEO  
ARENA TI (BPPA) 
1085368,69 1420229,1 1694227,61 786682,6324 
Inyección de 
agua  
ARENA TI 
MDC-12 761919,0625 1352023,292 1618397,958 1118649,708 
MDC-02 
  
485578,6458 327374,2708 
MDC-23 
  
124839,5625 252026,4584 
MDC-07 
  
13874,70833 319653,0208 
 
TOTAL 761.919,06 1.352.023,29 2.242.690,87 2.017.703,46 
RELACIÓN VOLUMEN  
 (BAI/BFP) 
0,62 0,72 0,97 1,70 
CORTE DE AGUA 11% 24% 27% 34% 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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En la Tabla 3.5 se aprecia que en la arena “T” Inferior, la relación mantenida no es indiferente de 
lo presentado en la arena “U” Inferior; pero en este caso fue necesario inyectar inicialmente 0,62 
barriles de agua para producir un barril de fluido, con un porcentaje de BSW del 11 %, lo que en 
comparación con la relación en la arena “U” Inferior se denota mayor efectividad. Ahora, en 2013, 
se identifica mayor efectividad comparada con el inicio de la inyección, tanto en esta arena, como 
en la arena “U” Inferior, aunque para ambos casos se incorporó inyección a través de los pozos 
MDC-02, MDC-23, MDC-07.  
 
3.7.8 COMPORTAMIENTO DE LA INYECCIÓN A PARTIR DE GRÁFICOS DE HALL 
3.7.8.1 Comportamiento del pozo MDC-12 
 
Figura 3.7 Hall Plot, Pozo MDC-12, Arena “U” Inferior 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTRO HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán- Edwin Espín 
 
a) Análisis de la inyección pozo MDC-12, arena “U” Inferior 
Como se visualiza en la Figura 3.7 inicialmente la pendiente se mantuvo menor a 45 grados, lo que 
significa que cada vez se inyecta más, con menos energía, por lo que desde el punto de vista de la 
receptividad del pozo inyector, se puede ver eficiente inyectividad; sin embargo con el transcurso 
del tiempo se presenta el efecto contrario, es decir que se está gastando mucha energía para 
inyectar cada vez menos barriles (punto D). 
Por otro lado la desviación de la tendencia normal presume la existencia de daño, debido al 
taponamiento de la formación, lo que llevaría a realizar correcciones oportunas en los parámetros 
de inyección. 
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Figura 3.8 Hall Plot, Pozo MDC-12, Arena “T” Inferior 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTRO HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán- Edwin Espín 
  
b) Análisis de la inyección pozo MDC-12, en arena “T” Inferior 
De la misma manera en la Figura 3.8 se aprecia que inicialmente la pendiente se mantuvo menor a 
45 grados, lo que significa que cada vez  se inyecta más, con menos energía; pero a diferencia de la 
Arena “U” inferior en este caso se llega a un equilibrio entre las tasas y presiones de inyección, 
reflejada en la tendencia de la curva. 
Desde el punto de vista de receptividad del pozo inyector, se aprecia mayor inyectividad y menor 
desviación de la tendencia normal o estable de inyección, por lo que en términos generales se 
afirma que la inyección continúa sin problemas.  
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3.7.8.2 Comportamiento del pozo MDC-02 
 
Figura 3.9 Hall Plot, Pozo MDC-02, Arena “U” Inferior 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTRO HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán- Edwin Espín 
 
 
 
Figura 3.10 Hall Plot, Pozo MDC-02, Arena “T” Inferior 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán- Edwin Espín 
 148 
  
a) Análisis de la inyección pozo MDC-02, arena “U” Inferior y “T” Inferior 
Inicialmente, tanto para la arena “U” Inferior y “T” Inferior, Figura 3.9 y Figura 3.10, la 
inyección fue mantenida con altas tasas y bajas presiones es decir el reservorio admitió 
efectivamente el agua inyectada, pero a medida que aumentan los volúmenes inyectados, se 
observa la tendencia al daño positivo, es decir, debido a la pobre calidad del agua, llegando a un 
periodo en el cual no se inyecta mayores volúmenes, hasta tomar los correctivos necesarios.  
A partir de allí y hasta la fecha de análisis, se tiene equilibrio entre tasas y volúmenes de inyección 
continuando con la operación de manera normal o estable; sin embargo, esto no significa dejar de 
monitorear los parámetros de inyección, tomando en consideración presiones alcanzadas a fin de 
identificar si se llega a la presión de fractura de la formación, lo que haría ver que es el volumen 
máximo que permite el pozo. 
 
3.7.8.3 Comportamiento del pozo MDC-23 
 
Figura 3.11 Hall Plot, Pozo MDC-23, Arena “U” Inferior 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán- Edwin Espín 
 
a) Análisis de la inyección pozo MDC-23, arena “U” Inferior 
Para este caso, el pozo MDC-23 arena “U” Inferior, de la Figura 3.11 se puede interpretar 
temprano llenado, llegando a un fracturamiento cerca del borde del pozo, verificado en el 
incremento del volumen acumulado de inyección sin menor esfuerzo, es decir que no fue necesario 
presiones elevadas para inyectar, lo que, investigando en la literatura se encontró que no es tan 
malo desde el punto de vista de la energía utilizada para inyectar en el pozo. 
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Desde otra perspectiva, el daño de formación provocado por fracturamiento, quiere decir que se ha 
llegado la presión de fractura de la formación, sobrepasando el máximo volumen de agua que 
permite el pozo, posiblemente canalizando e invadiendo zonas no deseadas, lo que lleva a analizar 
la estratigrafía de la formación, revisar datos de presión, volúmenes, con el fin de corregir 
oportunamente como se visualiza en la Figura 3.11. 
 
 
Figura 3.12 Hall Plot, Pozo MDC-23, Arena “T” Inferior 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán- Edwin Espín 
 
b) Análisis de la inyección pozo MDC-23, arena “T” Inferior 
El seguimiento a los pozos inyectores, perpetuando un control diario de los volúmenes inyectados 
para verificar su estado, en este caso Figura 3.12 permite interpretar que la inyección desde el 
inicio, y hasta la fecha continua de manera estable, es decir no existe desviación de la curva, que 
indique que pueda existir taponamiento o fracturamiento, lo que sugiere afirmar que el monitoreo 
del sistema y calidad del agua de inyección no es problema en este pozo, a pesar que este y el pozo 
MDC-07 son los últimos incorporados a la inyección. 
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3.7.8.4 Comportamiento del pozo MDC-07 
 
Figura 3.13 Hall Plot, Pozo MDC-07, Arena “U” Inferior 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán- Edwin Espín 
 
a)  Análisis de la inyección pozo MDC-07, arena “U” Inferior 
En el pozo MDC-07 arena “U” Inferior se puede interpretar de la Figura 3.13, que la inyección 
desde el inicio y hasta la fecha, continúa de manera estable o normal, no existe tendencia a 
desviación tanto hacia el taponamiento, como hacia el fracturamiento; es decir existe un equilibrio 
las tasas de inyección y las presiones de inyección, probablemente, debido a que este pozo es el 
último incorporado al proceso, completando el arreglo de inyección de agua en el campo.  
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Figura 3.14 Hall Plot, Pozo MDC-07, Arena “T” Inferior 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán- Edwin Espín 
 
b) Análisis de la inyección pozo MDC-07, arena “T” Inferior 
El monitoreo de este pozo Figura 3.14, permite apreciar que indudablemente hay problemas, 
reflejada en una marcada desviación de la tendencia normal, en los últimos periodos de inyección, 
a causa del daño por taponamiento de la formación; es decir que se rompe el equilibrio entre las 
presiones y volúmenes de inyección, lo que sugiere revisar las condiciones y parámetros de 
inyección, determinar la magnitud del daño y tomar los correctivos oportunos necesarios, con el fin 
de optimizar la inyección. 
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3.7.9 INFLUENCIA DE LOS POZOS INYECTORES SOBRE LOS PRODUCTORES 
3.7.9.1 Pozos Productores de la Arenisca “T” Inferior 
 
 
ÁREA NORTE 
En este pozo, se han inyectado 4,85 MMBls de agua a la arena “T” Inferior, que corresponde al 
59% del volumen total inyectado en este pozo, Tabla 3.1.  
A Septiembre de 2013,  del volumen  total  inyectado a la arena “T” Inferior, el 76% corresponde al 
pozo MDC-12. 
 
POZO MDC-01 
Es el pozo más cercano al pozo inyector MDC-12. A septiembre del 2013 se han recuperado de 
este pozo aproximadamente 6,04 MMBls de petróleo y 1,33 MMBls de agua. En promedio la 
producción actual del pozo es de 400 BPPD con un BSW de 70%.  
Desde el inicio de la inyección se notó un incremento de la producción de fluidos y de la presión de 
intake, llegando a picos máximos de 2.783 BFPD y 950 psi respectivamente. Al ser el pozo más 
cercano  a  la  inyección  la  producción   de  petróleo  se  incrementó   notablemente. 
Respecto al corte de agua, pasó de 14% a 70%, desde que se inició la inyección. Figura 2.60. 
La presión de intake tiende a disminuir, está en aproximadamente 523 psi. Figura 2.61. Esta 
variación de presión intake, conjuntamente con la producción, determina la influencia de la 
inyección en este pozo. 
De acuerdo  a los datos de salinidad medidos en superficie se observa una tendencia de 
disminución de la salinidad en el agua producida, lo cual evidencia la invasión del agua de 
inyección en la producción, Figura 2.62. 
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POZO MDC-13 
A septiembre del 2013 se han recuperado de este pozo aproximadamente 908 MBls de petróleo y 
134 MBls de agua. En este pozo la producción tiende a disminuir a partir del pico más alto 550 
BPPD,  el corte  de  agua  ha  incrementado  de  18%  a  32% y la producción se encuentra en un 
promedio de 320 BPPD. Figura 2.87. La presión de intake ha disminuido por el efecto del pozo 
MDC-19. Figura 2.88. 
De acuerdo a los datos de salinidad medidos en superficie se observa que no existe una variación 
que indique que el agua de inyección está irrumpiendo en el pozo, Figura 2.89. 
 
POZO MDC-19 
A septiembre del 2013 se han recuperado de este pozo aproximadamente  1,03 MMBls de petróleo 
y 157 MBls de agua. Este pozo inició su producción en septiembre del 2011 y su producción ha 
declinado gradualmente en los últimos meses. Figura 2.102. 
De acuerdo a los datos de salinidad medidos, se observa que tiende ligeramente a disminuir, y es 
aproximadamente 58.000 ppm NaCl, lo que confirma influencia del agua de inyección. Figura 
2.104.  
Del 43 % de BSW que  actualmente tiene el  pozo, aproximadamente el 3.3 % corresponde al agua 
de inyección. 
Actualmente el pozo se encuentra produciendo aproximadamente 600 BPPD. El corte de agua es de 
42%, la presión de intake tiende a disminuir gradualmente y actualmente es de 800 psi. Figura 
2.103. 
El pozo MDC-19, inicio a producir en septiembre del 2011. 
Los pozos MDC–21, MDC-24 y MDC-03, se encuentran ubicados en el extremo norte del campo y 
no se encuentran influenciados por la inyección, Figura 3.15. 
 
ÁREA SUR 
En este pozo, se han inyectado 812 MBls de agua a la arena “T” Inferior, que corresponde al 46 % 
del volumen total inyectado en este pozo, Tabla 3.1.  
A Septiembre de 2013,  del volumen total inyectado a la arena “T” Inferior, el 12,75 % corresponde 
al pozo MDC-02.   
 
POZO MDC-05 ST 
Es el pozo más cercano al pozo inyector MDC–02, en dirección norte, está produciendo 
actualmente de la arena “T” inferior. A septiembre del 2013 se han recuperado de este pozo 
aproximadamente  92,7 MBls de petróleo y 933 Bls de agua. En este pozo no se encuentra en 
análisis el efecto de la inyección de agua.  
La salinidad no es medida debido a que casi no produce agua. 
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El pozo se encuentra produciendo 72 BPPD, el corte de agua es de 3 %, Figura 2.69,  la presión  
de intake tiene un promedio de 215 PSI. 
ÁREA OESTE 
En este pozo, se han  inyectado 377 MBls de agua a la arena “T” Inferior, que corresponde al 31 % 
del volumen total inyectado en este pozo, Tabla 3.1.  
A Septiembre de 2013,  del volumen total  inyectado a la arena “T” Inferior, el 5,9 % corresponde 
al pozo MDC-23.   
 
POZO MDC – 20 
A septiembre del 2013 se han recuperado de este pozo aproximadamente 18,3 MBls de petróleo y 
4,5 MBls de agua. El efecto de la inyección es imperceptible.  Esta arena empezó a producir desde 
febrero 2013 pero en agosto 2013 se aisló esta arena con un CIBP y se suspendió su producción. 
 
ÁREA CENTRO SUR 
En este pozo, se han inyectado 333 MBls de agua a la arena “T” Inferior, que corresponde al 42 % 
del volumen total inyectado en este pozo, Tabla 3.1.  
A Septiembre de 2013,  del volumen total  inyectado a la arena “T” Inferior, el 5,2 % corresponde 
al pozo MDC-07.   
 
POZO MDC-04ST 
Este pozo inició su producción en mayo del 2012 y se han recuperado aproximadamente 158 MBls 
de petróleo y 745 Bls de agua. 
El pozo se encuentra produciendo 347 BPPD, el corte de agua es de 0,2 %, Figura 2.66, la presión 
de intake es de 260 psi, Figura 2.67.  
No se registran datos de salinidad, por el muy bajo corte de agua. 
 
POZO MDC-08 
A septiembre  del 2013 se han recuperado  de este pozo aproximadamente 4,0 MMBls de petróleo 
y 52,5 MBls de agua. El efecto de la inyección ha incrementado la producción del pozo durante 
algunos meses; posterior a esto, declina, Figura 2.75. La  salinidad  es  de  65.000  ppm  NaCl,  lo  
cual  es  un indicativo que aún no se produce agua de inyección en este pozo, Figura 2.77. 
El pozo se encuentra  produciendo  1.150 BPPD, el corte de agua es 5,5 %, la presión  de intake es 
de 420 psi, Figura 2.76. 
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Figura 3.15 Mapa de salinidades, arena “T”, Campo MDC 
FUENTE: ENAP-SIPEC, Septiembre-2013 
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3.7.9.2 Pozos Productores de la Arenisca “U Inferior” 
 
ÁREA NORTE 
En este pozo, se han inyectado 3,44 MMBls de agua a la arena “U” Inferior, que corresponde al 41 
% del volumen total inyectado en este pozo, Tabla 3.1.  
A Septiembre de 2013,  del volumen total  inyectado a la arena “U” Inferior, el 60 % corresponde 
al pozo MDC-12.   
 
POZO MDC-10 
Está produciendo actualmente de la arena “U” inferior. A septiembre del 2013 se han recuperado 
de este pozo aproximadamente 775 MBls de petróleo y 489 MBls de agua. La producción de fluido 
inicialmente varió; sin embargo, actualmente se mantiene estable en 129 BPPD, Figura 2.81, la 
presión de intake es de 2.072 psi y tiende a incrementarse, Figura 2.82. El corte de agua se ha 
estabilizado entre 82% y 84%, Figura 2.81. 
De acuerdo a  los datos de salinidad medidos en superficie se observa que ésta disminuyó hasta un 
promedio de aproximadamente 51.000 ppm NaCl, es decir que el agua de inyección ya se produce 
en este pozo, Figura 2.83. 
   
POZO MDC-11 ST 
A septiembre del 2013 se han recuperado de este pozo aproximadamente 2,44 MMBls de petróleo 
y 1,41 MMBls de agua. La producción se mantiene e incrementa la presión de intake, Figura 2.85. 
El corte de agua incrementó a 60%, Figura 2.84.  
De acuerdo a los datos de salinidad  medidos en superficie se observa que ésta ha disminuido hasta 
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aproximadamente 54.000 ppm NaCl, Figura 2.86, lo que confirma influencia de la inyección. El 
pozo se encuentra produciendo 770 BPPD, Figura 2.84, se ha mantenido en los últimos meses, la 
presión de intake es de1.280 PSI. 
 
POZO MDC-14 
Está produciendo actualmente de la arena “U” inferior. A septiembre del 2013 se han recuperado 
de este pozo aproximadamente 832 MBls de petróleo y 514 MBls de agua. La presión de intake 
tiende a incrementarse. 
La salinidad promedio de 84.000 ppm NaCl es un indicador que el agua de inyección no ha llegado 
a éste pozo, sin embargo se mantiene un monitoreo constante de salinidad a fin de detectar posible 
ingreso del agua, Figura 2.92.  
El pozo se encuentra produciendo 170 BPPD, el corte de agua actualmente es de 63%, Figura 2.90, 
la presión de intake es de 1.590 psi y tiende a incrementarse, Figura 2.91. 
Debido a su ubicación a nivel de reservorio este pozo recibe la influencia de los inyectores MDC 
12 y MDC 07, Figura 3.16. 
 
ÁREA SUR 
En este pozo, se han inyectado 953 MBls de agua a la arena “U” Inferior, que corresponde al 54 % 
del volumen total inyectado en este pozo, Tabla 3.1.  
A Septiembre de 2013,  del volumen total  inyectado a la arena “U” Inferior, el 16,7 % corresponde 
al pozo MDC-02.   
 
POZO MDC-06 
Está produciendo actualmente de la arena “U” inferior. A septiembre del 2013 se han recuperado 
de este pozo aproximadamente 3,41 MMBls de petróleo y 1,23 MMBls de agua. La producción de 
petróleo tiende a mantenerse los últimos meses en un promedio de 600 BPPD, debido al efecto de 
la inyección, Figura 2.72. La presión de intake tiende a incrementarse y se encuentra en 1050 PSI, 
Figura 2.73, el BSW se mantiene en 62%, Figura 2.72. 
La salinidad medida en superficie es de 83.000 ppm, por lo tanto no se aprecia producción de agua 
de inyección, Figura 2.74. 
 
POZO MDC-18 
A septiembre del 2013 se recuperaron de este pozo aproximadamente 641 MBls de petróleo y 472 
MBls de agua. Los últimos datos de salinidad dieron un promedio de 85.000 ppm, lo que nos indica 
que no existe intervención del agua de inyección, Figura 2.101. 
La producción de este pozo se mantiene en un promedio constante en 300 BPPD, con un BSW del 
50 %, Figura 2.99. 
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ÁREA OESTE 
En este pozo, se han inyectado 825 MBls de agua a la arena “U” Inferior, que corresponde al 69 % 
del volumen total inyectado en este pozo, Tabla 3.1.  
A Septiembre de 2013,  del volumen total  inyectado a la arena “U” Inferior, el 14 % corresponde 
al pozo MDC-23.   
 
POZO MDC-06 
En este pozo se espera influencia de la inyección de los pozos MDC-02 y 23, debido a su 
ubicación, Figura 3.16.  
 
POZO MDC-09 
La producción de crudo ha disminuido en los últimos 5 meses debido al incremento del corte de 
agua, Figura 2.78. A septiembre del 2013 se han recuperado de este pozo aproximadamente 3,81 
MMBls de petróleo y 60.4 MBls de agua. La presión de intake tiende a incrementarse y el BSW 
aumenta a 23%, Figura 2.79. 
La salinidad medida en Campo es de alrededor de 58.000 ppm NaCl, Figura 2.80, con lo que 
confirma, existe una mayor producción de agua de inyección respecto al agua del reservorio. 
El pozo se encuentra produciendo 830 BPPD, la presión de intake es de 774 psi, Figura 2.79.  
 
POZO MDC-20 
A septiembre del 2013 se han recuperado de este pozo aproximadamente 820 MBls de petróleo y 
8,0 MBls de agua. La presión de intake incrementa por efecto de la inyección de agua y 
actualmente está en 1264 psi, el BSW ha incrementado a 5,6%, Figura 2.105.  
El pozo se encuentra produciendo 1.563 BPPD. La salinidad del pozo es de 65.000 ppm, lo cual es 
un indicativo que el agua de inyección está llegando al pozo, Figura 2.107.  
 
ÁREA CENTRO SUR 
En este pozo, se han inyectado 468 MBls de agua a la arena “U” Inferior, que corresponde al 58 % 
del volumen total inyectado en este pozo, Tabla 3.1.  
A Septiembre de 2013, del volumen total inyectado a la arena “U” Inferior, el 8,2 % corresponde al 
pozo MDC-23.   
 
POZO MDC-15 
A septiembre del 2013 se han recuperado de este pozo aproximadamente 1,70 MMBls de petróleo 
y 393 MBls de agua. La producción se mantiene y posteriormente se incrementa durante los 
primeros meses. La presión de intake incrementa, el BSW se encuentra en 45%, Figura 2.94. 
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La salinidad medida en superficie es de aproximadamente 83.000 ppm NaCl, con tendencia a 
incrementar, Figura 2.95, por tanto, no se aprecia en forma determinante la producción de agua de 
inyección. 
El pozo se encuentra produciendo 570 BPPD,  Figura 2.93, y la presión de intake es de 1.420 psi.  
 
POZO MDC-22 
A septiembre del 2013 se han recuperado de este pozo aproximadamente 235 MBls de petróleo y 
324 MBls de agua. La producción se ha mantenido estable en los primeros meses de haber iniciado 
la inyección en el MDC-07, posterior a esto comienza a declinar produciendo actualmente 244 
BPPD, con corte de agua de 75 %, Figura 2.111. La presión de intake incrementa ligeramente por 
efecto de la inyección de agua, y se encuentra en 1570 psi, Figura 2.112. 
La salinidad medida en superficie es de aproximadamente 84.000 ppm NaCl, Figura 2.113, y 
tiende a aumentar. 
En los pozos MDC-03 y MDC-24 no se observa la influencia de la inyección de agua a nivel de la 
arena “U” inferior, Figura 3.16. Las presiones de fondo y análisis de salinidad no presentan 
variaciones respecto a sus condiciones de reservorio. 
 
*Nota: Los pozos MDC-15 y MDC-22 presentan una tendencia de salinidad a aumentar, lo que 
presume que no existe un adecuado control de la calidad  del agua inyectada en el pozo MDC-07. 
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Figura 3.16 Mapa de Salinidades, arena “U”, Campo MDC 
FUENTE: ENAP-SIPEC, Septiembre-2013 
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3.7.10 RESERVAS RECUPERADAS POR LA INYECCIÓN DE AGUA 
Para la determinación de las reservas recuperadas a través de la implementación de la inyección de 
agua en el Campo MDC se ha proyectado la producción de petróleo, tomando en consideración dos 
casos. 
3.7.10.1 Caso Base 
En este escenario de determinan la producción que tuviese el campo sin haber 
implementado inyección de agua; es decir con declinación natural, en cuyo caso se ha 
tomado la declinación exponencial debido a que es la más pesimista de los tipos de 
declinación. 
 
Tabla 3.6 Historial y Proyección de Producción de Petróleo. Caso Base 
 
 
PRODUCCIÓN 
ANUAL 
PRODUCCIÓN PROMEDIO 
POR AÑO 
PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 
AÑOS 
BARRILES BPPD BARRILES 
 
Acumulado de 1998-2002 (Bls) 3.123.300 
2003 887518,69 2431,56 4.010.819 
2004 2432218,27 6663,61 6.443.037 
2005 4810432,77 13179,27 11.253.470 
2006 4429277,73 12135,01 15.682.747 
2007 4792806,20 12792,32 20.475.554 
2008 4999762,56 11218,46 25.475.316 
2009 4417670,53 9985,87 29.892.987 
2010 3944067,41 10955,74 33.969.824 
2011 3521237,63 9781,22 37.358.292 
2012 3143737,97 8732,61 40.502.030 
2013 2806708,73 7796,41 43.308.738 
2014 2505811,23 6960,59 45.814.550 
2015 2237171,91 6214,37 48.051.722 
2016 1997332,47 5548,15 50.049.054 
2017 1783205,39 4953,35 51.832.260 
2018 1592034,13 4422,32 53.424.294 
2019 1421357,68 3948,22 54.845.651 
2020 1268978,86 3524,94 56.114.630 
2021 1132936,04 3147,04 57.247.566 
2022 1011477,90 2809,66 58.259.044 
2023 903040,86 2508,45 59.162.085 
2024 806228,99 2239,52 59.968.314 
2025 719795,98 1999,433 60.688.110 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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3.7.10.2 Caso Inversión 
En este escenario se ha considerado la inyección de agua como mecanismo de recuperación 
secundaria, el cual lleva 3 años 4 meses y continúa. 
 
Tabla 3.7 Historial y Proyección de Producción Total de Petróleo. Caso Inversión 
 
 
PRODUCCION 
ANUAL 
PRODUCCION PROMEDIO 
POR AÑO 
PRODUCCION 
ACUMULADA 
 
AÑOS BARRILES BPPD BARRILES 
1998 
 
842 - 
1999 
 
1068 - 
2000 
 
2471 - 
2001 
 
2044 - 
2002 
 
1971 
Acumulado de 1998-2002 
(Bls) 
3.123.300 
2003 887518,69 2431,56 4.010.819 
 
2004 2432218,27 6663,61 6.443.037 
2005 4810432,77 13179,27 11.253.470 
2006 4429277,73 12135,01 15.682.747 
2007 4792806,20 12792,32 20.475.554 
2008 4999762,56 11218,46 25.475.316 
2009 4417670,53 9985,87 29.892.987 
2010 4076836,93 9478,27 33.969.824 
2011 3769387,77 9404,18 37.739.211 
2012 4324394,36 11342,12 42.063.606 
2013 3488134,90 9689,26 45.551.741 
2014 3168845,04 8802,35 48.720.586 
2015 2878781,69 7996,62 51.599.367 
2016 2615269,58 7264,64 54.214.637 
2017 2375878,30 6599,66 56.590.515 
2018 2158399,95 5995,56 58.748.915 
2019 1960828,68 5446,75 60.709.744 
2020 1781342,30 4948,17 62.491.086 
2021 1618285,38 4495,24 64.109.372 
2022 1470154,04 4083,76 65.579.526 
2023 1335582,04 3709,95 66.915.108 
2024 1213328,22 3370,36 68.128.436 
2025 1102265,03 3061,85 69.230.701 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
A continuación se muestran los resultados obtenidos para ambos casos. 
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3.7.11 RESERVAS REMANENTES 
3.7.11.1 Reservas Remanentes a 2013 
 
Tabla 3.8 Reservas Caso base a 2013, MDC 
 
RESERVAS (caso base) 
CAMPO  
MDC 
TIPO  
RESERVAS 
POES AREA 
PROBADA  
(MMBLS) 
Recuperación  
a Dic/2013 
Reservas Probadas  
a Dic/2013 (MMBls) 
Producción acumulada  
Dic-2010 (MMBls) 
Reservas 
remanentes  
Dic-2010 
(MMBls) 
°API 
TOTAL 1P 371.0 11.67% 43,308,738.49 33,837,054.16 9,471,684.33 22.5 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
Tabla 3.9 Reservas Caso Inversión a 2013, MDC 
 
RESERVAS (caso inversión) 
CAMPO  
MDC 
TIPO  
RESERVAS 
POES AREA 
PROBADA  
(MMBLS) 
Recuperación  
a Dic/2013 
Reservas Probadas + 
Secundarias  
a Dic/2013 (MMBls) 
Producción 
acumulada  
Dic-2010 (MMBls) 
Reservas 
remanentes  
Dic-2010 
(MMBls) 
°API 
TOTAL 1P 371.0 12.28% 45,551,740.71 33,837,054.16 11,714,686.55 22.5 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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3.7.11.2 Reservas Remanentes a 2025 
 
 
Tabla 3.10 Reservas Caso base a 2025, MDC 
 
RESERVAS (Caso base) 
CAMPO  
MDC 
TIPO  
RESERVAS 
POES AREA 
PROBADA  
(MMBLS) 
Recuperación 
(FR) 
a Dic./2025 
Reservas 
Probadas  
a Dic/2025 
(MMBls) 
Producción 
acumulada  
Dic-2010 (MMBls) 
Reservas 
remanentes  
Dic-2010 
(MMBls) 
°API 
TOTAL 1P 371,0 16% 60.688.109,94 33.969.054,16 26.851.055,78 22,5 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
 
Tabla 3.11 Reservas Caso inversión a 2025, MDC 
 
RESERVAS (Caso inversión) 
CAMPO  
MDC 
TIPO  
RESERVAS 
POES AREA 
PROBADA  
(MMBLS) 
Recuperación 
(FR) 
a Dic./2025 
Reservas 
Probadas + 
Secundarias  
a Dic/2025 
(MMBls) 
Producción 
acumulada  
Dic-2010 (MMBls) 
Reservas 
remanentes  
Dic-2010 
(MMBls) 
°API 
TOTAL 1P 371,0 19% 69.230.700,96 33.969.054,16 35.393.646,80 22,5 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
 
 165 
  
 
Figura 3.17 Comparación de Casos Periodo 2010-2025 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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3.7.11.3 Variación del Factor de Recobro 
 
 
 
Figura 3.18 Factor de Recobro adicional Campo MDC 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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CAPITULO IV 
4. ANÁLISIS ECONÓMICO 
Evaluar un proyecto de ingeniería no sólo implica el aspecto técnico, sino también, el económico; 
es decir, la ingeniería sin la economía carece de todo sentido.  
Por esto, en términos generales, para que un diseño de ingeniería alcance éxito, debe ser bueno y 
generar utilidades. 
En el siguiente análisis económico del proyecto de inyección de agua, se realizó una evaluación 
sistemática de las inversiones, costos y gastos relacionados a la inyección, las utilidades generadas 
por el proyecto, para determinar su rentabilidad, a partir de VAN y TIR. 
Además, se debe considerar el costo de producción por barril incremental que es el valor adicional 
por la utilización de algún método para mejorar la producción de un campo. 
 
4.1 PARÁMETROS CONSIDERADOS 
Para el análisis económico se ha considerado principalmente los siguientes parámetros: 
 
Tabla 4.1 Parámetros para el análisis económico 
 
CAMPO MDC 
Tarifa Unitario COMPROMETIDO (USD/BBL) 16,72 
API Oriente 24 
API Crudo del Campo 22,5 
Margen de Soberanía del Estado 25% 
Inversiones, MMUSD 59 
 
FUENTE: AGENCIA DE REGULACIÓN Y CONTROL HIDROCARBURÍFERO (ARCH) 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
4.2 DETERMINACIÓN DEL PRECIO POR BARRIL DE PETRÓLEO UTILIZADO EN 
EL ESTUDIO. 
“El punto de partida para la determinación del precio del petróleo futuro es la determinación del 
WTI (crudo marcador) sobre la base de un análisis histórico del mismo. Si bien el mercado se 
encuentra al alza en los últimos tiempos, empujada por la demanda de países como China y USA, 
es un mercado altamente volátil y donde deben primar criterios prudenciales al momento de estimar 
un precio futuro. El promedio del WTI en el periodo 1985-2008 es de $29.34/barril, con una 
desviación estándar de $19.10/barril. 
 168 
  
Adicionalmente, para poder determinar de manera prudencial los precios futuros, con un criterio de 
brindarle robustez y seguridad al flujo del estado, se utilizaron estudios que determinan una posible 
estabilización de los precios a futuro en el nivel de 77 usd/bbl debido a:  
 Aumento de producción y reservas de proyectos de crudo pesado que se transformaron en 
proyectos rentables con el alza de precios.  
 Caída de la demanda por freno al crecimiento de países industrializados y otros países en 
desarrollo como India y China.  
 Caída de la demanda por políticas ambientales de países desarrollados dirigidas al freno del 
cambio climático.”41 
4.2.1 PRECIO DE VENTA 
Una vez determinado el precio del WTI, se determinó que el crudo Oriente, en los últimos 2 años, 
ha tenido un descuento aproximado del 10% sobre el marcador. 
A partir del crudo Oriente, el último paso es realizar el ajuste de calidad para el crudo producido en 
el Campo MDC. El precio de venta de la producción del Campo MDC se determinó utilizando los 
siguientes parámetros: 
 Calidad API del Crudo Oriente Promedio: 24° API  
 Calidad API del Crudo MDC Promedio: 22.5° API 
Utilizando el método del factor k para realizar el ajuste de precios, se concluye que el crudo del 
Campo MDC tiene: 
𝑃𝐶 = 𝑃𝑀 (1 + 𝑘
𝐶𝑃𝐴 − 𝐶𝑂
100
) 
k = 1.3, si está entre 15° API < CPA< 25° API 
k = 1.1, si está entre 25° API < CPA< 35 °API 
𝑃𝐶 = 69,3 (1 + 1,3
22,5 − 24
100
) 
PC= 67.95 USD/BBL 
La siguiente tabla resume el cálculo mencionado: 
 
Tabla 4.2 Resumen del precio por barril de petróleo 
 
WTI  
USD/BBL 
Descuento 
(10%) 
USD/BBL 
Oriente 24 
API 
USD/BBL 
Factor de 
Ajuste 
(1,95%) 
Precio Campo 
MDC 
USD/BBL 
77 7,7 69,3 1,35 67,95 
 
FUENTE: ENAP-SIPEC 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
                                                          
41 (ENAP SIPEC, 2011) 
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4.3 INVERSIONES 
Las inversiones para la recuperación secundaria del Campo ascienden a 59 millones de dólares, que 
se desglosan en: 
Tabla 4.3 Inversiones del campo MDC 
 
INVERSIONES CAMPO MDC  DOLARES 
EIA y permisología 250.000 
Negociación DDV con comunidades 1.650.000 
Camino de acceso y plataforma sur -2 Kms 2.750.000 
Ampliación plataforma MDC-03 495.000 
Ampliación sistema tratamiento de agua 2.200.000 
Ampliación sistema de bombeo de agua 1.650.000 
Líneas de reinyección -7Kms 3.300.000 
Líneas de producción de 8" 2.200.000 
Líneas de producción de 6" 1.100.000 
Incremento capacidad de generación (3MW) 8.800.000 
WO 1 pozo productor a inyector 2.200.000 
WO pozo MDC-16 de reinyector a productor de 
agua 
1.650.000 
Perforación 1 pozo reinyector 5.500.000 
Perforación 1 Sidetrack 3.850.000 
Perforación 2 pozos de desarrollo 13.750.000 
Inversiones para mantenimiento de la operación 7.700.000 
Total 59.045.000 
 
FUENTE: ENAP SIPEC 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
4.4 DETERMINACIÓN DE LOS INGRESOS DE LA CONTRATISTA 
De  acuerdo a la renegociación de contratos petroleros, los ingresos devengados por  la operadora, 
son calculados a partir de la producción, multiplicada por la tarifa comprometida por el Estado 
Ecuatoriano, establecida en las cláusulas contractuales, además, se multiplica por un factor de 
ajuste que está en función de la inflación de los costos operativos. 
El monto de dinero disponible del estado para cancelar a la contratista es obtenido mediante el 
siguiente cálculo: 
“Al finalizar cada mes, se contabiliza la producción total de barriles entregada por la empresa a la 
Secretaría de Hidrocarburos y se la multiplica por el precio promedio mensual por barril de 
petróleo (ingreso bruto del contrato). A partir de este valor se descuenta el 25% correspondiente al 
margen de soberanía y del saldo restante de esta operación, la Secretaría cubre los costos de 
transporte y comercialización en que incurre el Estado.  
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Después, en el caso de ser aplicable, se descuentan los tributos correspondientes a la Ley del Fondo 
para el Ecodesarrollo Regional Amazónico y a la Ley de Creación de Rentas Sustitutivas para las 
Provincias de Napo, Esmeraldas, y Sucumbíos para finalmente obtener el YD (ingresos 
disponibles). De éste valor, se realiza el pago a las empresas privadas.”42 
 
 
Ilustración 4.1 Ingresos disponibles del Estado 
FUENTE: REVISTA “CIUDADANÍA ANALIZA”, Febrero-2011 
El cálculo del monto de pago a la contratista se realiza de la siguiente manera: 
 
𝑃𝐶𝑡 = [𝑇𝐴𝑅. 𝐶𝑁 ∗ 𝑄𝐼𝑡] ∗ 𝐹𝐴𝑡 
 
𝑃𝐶𝑡= pago de la contratista en el periodo t 
TAR.CN= tarifa para campos nuevos o por producción incremental fruto de la Recuperación 
Mejorada. 
𝑄𝐼𝑡= producción de los nuevos campos o incremental de recuperación mejorada en el periodo t, 
medidos en barriles. 
𝐹𝐴𝑡= factor de ajuste por inflación de los costos operativos. 
𝐹𝐴𝑡 = 𝐹𝐴𝑡−1 ∗ [∆𝑃𝑃𝐼𝑖 ∗ 𝑋 + ∆𝐶𝑃𝐼𝑖 ∗ 𝑌 + 𝑍] 
 
∆𝑃𝑃𝐼𝑖= variación del indicador de costos 𝑃𝑃𝐼𝑡/𝑃𝑃𝐼𝑡−1 
∆𝐶𝑃𝐼𝑖= variación del indicador de costos 𝐶𝑃𝐼𝑡/𝐶𝑃𝐼𝑡−1 
X=0,175 factor de costos operativos variables 
Y=0,325 factor de costos operativos fijos sobre la tarifa para campos en producción (no se incluye 
depreciación y amortización) 
Z=1-X-Y 
X, Y son estimaciones promedio de los costos con relación a la tarifa durante la vigencia de este 
contrato. 
                                                          
42 (Contrato Campo Mauro Dávalos Cordero, 2010) 
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4.5 FLUJO DE CAJA 
Tabla 4.4 Flujo de caja de la contratista 
 
FUENTE:PLAN DE DESARROLLO DEL CAMPO MDC 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
Nota: “Otros Gastos/Impuestos” incluye Contribución a la Investigación Tecnológica, Aguas y Materiales, Contribución para la Superintendencia e 
Impuesto Municipal a los Activos Totales. 
Cabe mencionar que estos costos son los valores adicionales por el proyecto de recuperación mejorada sin considerar los costos variables y fijos para las 
actividades previstas para el campo en producción Mauro Dávalos Cordero para la operación y su mantenimiento regular. 
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Ilustración 4.2 Flujo de caja proyectado al 2025 
 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
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4.6 ANÁLISIS DEL VAN Y TIR 
 
4.6.1 VALOR ACTUAL NETO (VAN) 
Conocido también como el valor presente neto, se define como la sumatoria de los flujos netos de 
caja anuales actualizados menos la inversión inicial. Con este indicador de evaluación se conoce el 
valor del dinero actual (hoy) que va recibir el proyecto en el futuro, a una tasa de interés y un 
periodo determinado, a fin de comparar este valor con la inversión inicial.  
Si VAN ≥ 0, el proyecto es factible 
Si VAN < 0, el proyecto debe rechazarse 
“El valor presente neto es importante porque proporciona una medida directa del beneficio en 
dólares (sobre la base del valor presente), para los accionistas de la empresa; por lo tanto, 
consideramos al valor presente neto como la mejor medida individual de la rentabilidad.”43 
 
4.6.2 TASA INTERNA DE RETORNO (TIR) 
Según Quiroga R (2002), la Tasa Interna de Retorno, representa la tasa de interés que gana los 
dineros invertidos en el proyecto, es decir mide la rentabilidad en términos porcentuales. 
La tasa interna de retorno es la tasa de descuento a la que el VAN de todos los flujos de efectivo de 
los periodos proyectados es igual a cero, se utiliza para establecer la tasas de rendimiento de un 
proyecto. 
Si i es la tasa de actualización (tasa de interés del país), se tiene que: 
Si TIR > i el proyecto es factible 
Si TIR < i el proyecto no es factible. 
De acuerdo a la Tabla 4.4, en el plazo del proyecto, la contratista obtiene un beneficio de 87,8 
millones de dólares. 
La siguiente tabla resume los resultados del cálculo mencionado: 
 
Tabla 4.5 Análisis del VAN y TIR 
 
Tasa de interés (i)= 15% 
VAN @ 15%, MMUSD= 19.76 
TIR= 27% 
Tiempo de la recuperación de inversión (años)= 4.06 
 
Elaborado por: Jhonathan Barragán-Edwin Espín 
 
                                                          
43 (WESTON, 2010) 
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CAPITULO V 
 
5. PROTECCION AMBIENTAL Y SEGURIDAD INDUSTRIAL 
5.1 AMBIENTE 
El monitoreo ambiental a las actividades de Producción en el Campo MDC es de acuerdo a lo 
establecido en las respectivas leyes ambientales vigentes para la industria, el RAOH y reglamento 
ambiental del CONELEC para el monitoreo de generadores.  
El seguimiento a los pasivos ambientales como es la remediación de suelos contaminados. 
La remediación de suelo contaminado producto de operación normal es manejado en las 
instalaciones de ENAP SIPETROL, y suelo contaminado producto de contingencias ocurridas en la 
operación.  
Sobre la base de la política ambiental, ENAP SIPETROL S.A Ecuador continúa con la vigencia de 
un Sistema de Gestión Ambiental (SGA), y certificación ISO 14001, en cada una de las locaciones 
del Campo MDC (re certificación Octubre del 2010). Las auditorias periódicas tanto internas como 
externas determinan una revisión general y detallada a todo el sistema, permitiendo detectar 
conformidades y no conformidades, que reflejan lo actuado por la empresa en base a los planes de 
manejo propuestos y a la legislación ambiental. Todo esto combinado con un intenso proceso de 
capacitación y toma de conciencia ha permitido tanto al personal como empresas contratistas 
adaptar el sistema de gestión ambiental como propio y mantener la certificación ISO 14001 del 
Campo MDC.  
Se han realizado Estudios de Impacto Ambiental para la ampliación de la generación en el campo, 
lo cual permite que la empresa pueda aprovechar el gas excedente y que actualmente se ventea y/o 
quema en la producción de energía eléctrica. Se conformó la respectiva oficina de información del 
proyecto a la comunidad.  
Se realizará el respectivo Plan de Manejo Ambiental para campañas futuras de perforación en 
donde se tratarán lodos de perforación, así como el manejo respectivo de desechos que se producen 
en las actividades de recuperación mejorada por inyección de agua.  
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5.2 SEGURIDAD INDUSTRIAL 
Cumpliendo con la política en Seguridad Industrial y Salud, así como con el Reglamento Interno de 
Seguridad y Salud de la compañía, los trabajadores de ENAP SIPETROL S.A. antes de realizar 
cualquier trabajo de campo llenan el formato de Análisis de Seguridad en el Trabajo (AST), en el 
cual se detallan todos los riesgos de seguridad industrial y salud ocupacional, así como también las 
medidas a tomar para prevenir todos riesgos identificados. Este documento es indispensable 
realizarlo de manera previa al  inicio de cualquier trabajo de campo. Este documento es la base para 
el Permiso de Trabajo respectivo. Se revisó el Programa de Permisos de Trabajo y se tiene 
actualmente un programa confiable por su eficacia y seguimiento que se está dando al mismo.  
Elaboración de procedimientos de seguridad industrial que apoyen a los trabajos de Producción. Se 
los difunde y se realiza la capacitación respectiva al personal.  
Se coordina adecuadamente los simulacros que se realizan en el campo con las distintas brigadas de 
contingencias.  
Se realiza la investigación a los accidentes ocurridos en la operación, se toman los correctivos 
necesarios para evitar que vuelvan a ocurrir, seguimiento que se lo hace a través de auditorías 
periódicas a la operación.  
Se elabora el Sistema de Seguridad Industrial y Salud Ocupacional que está siendo implementado a 
partir del año 2010. Se ha presentado al Ministerio Inclusión Laboral el respectivo Reglamento de 
Seguridad Industrial para su aprobación.  
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CAPITULO VI 
 
6. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
 
6.1 CONCLUSIONES 
 Los paquetes de lutitas y calizas que separan a los reservorios “U” Inferior y “T” Inferior, 
constituyen sellos impermeables que garantizan el aislamiento de las areniscas receptoras, 
excluyendo cualquier posibilidad de comunicación con los otros reservorios existentes en 
la Cuenca. 
 En los pozos hasta la fecha perforados, no se ha podido determinar los CAP´s; sin 
embargo, de las corridas de incertidumbre se han inferido en 8750 ft y 9005 ft para las 
arenas “U” Inferior y “T” Inferior, respectivamente. 
 De los análisis de núcleos del pozo MDC-12 se obtuvieron las curvas de permeabilidades 
relativas, de donde se pudo inferir que en los reservorios “U” y “T” predomina el agua 
como la fase mojante, lo que permite mayor recuperación de petróleo y menos agua.  
 Los reservorios “U” Inferior y “T” Inferior presentan buen desarrollo arenoso y 
continuidad, en el área del Campo MDC, con buenos valores de porosidad y 
permeabilidad. Estas condiciones son favorables para la inyección de agua como  
recuperación secundaria. 
 El proyecto de inyección de agua, muestra un efecto positivo en el mantenimiento de la 
presión de los reservorios “U” Inferior (2300 PSI) y “T” Inferior (1600 PSI) del campo 
MDC, a través del incremento en la presión de fondo de los pozos cercanos a los pozos 
inyectores y contribuyendo al barrido de petróleo. 
 A la fecha del estudio se ha recuperado 45,5 MMbls de petróleo del Campo, con un BSW 
de aproximadamente 44%. El 55% de la producción corresponde a la arena “U” Inferior y 
35% a “T” Inferior. Si no se hubiese implementado la inyección la recuperación estimaba 
seria de 43,31 MMbls.   
 La salinidad del agua de inyección es un parámetro importante mediante el cual 
identificamos la invasión del agua de inyección en la producción, de acuerdo a los datos de 
salinidad medidos en superficie se observa una tendencia de disminución de la salinidad en 
el agua producida de los pozos MDC-01, MDC-10, MDC-01, MDC-19. 
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 Los pozos influenciados por la inyección son: 
Pozos Inyectores ARENA UI ARENA TI 
MDC-12 MDC-10, MDC-11 MDC-01, MDC-19 
MDC-02 - - 
MDC-23 MDC-09, MDC-20 - 
MDC-07 MDC-14, MDC-15 y MDC-22 - 
 Los resultados obtenidos anteriormente muestran que los pozos productores cercanos, no 
solamente siente un incremento de la presión que da lugar un incremento de la producción; 
sino que  también confirman la continuidad de los reservorios y el modelo geológico del 
campo. 
 Hasta la fecha la compatibilidad del agua de inyección ha sido positiva con los 
componentes de las mencionadas formaciones. 
 Las propiedades del agua que se produce en el campo y se inyecta en forma continua, 
controlada en diferentes puntos del sistema de inyección, dejan ver, que el agua está dentro 
de los parámetros ambientales exigidos para una inyección libre de riesgos. 
 El volumen acumulado de inyección al 30 de septiembre del 2013 es de 12,05 MMBLS de 
agua; de los cuales 5,6 millones corresponden a la arena “U” Inferior y 6,3 millones a la 
arena “T” Inferior. 
 Se está inyectando normalmente con presiones bajas a la arena “U” Inferior a una tasa 
promedio de 2350 BAIPD; y a la arena “T” Inferior a una tasa de 1350 BAIPD para los 
pozos MDC-02, MDC-23, MDC-07 y 4700 BAIPD para el MDC-12. 
 Con respecto a la relación de volúmenes se concluye que la efectividad de la inyección se 
alcanza cuando se inyecta volúmenes mayores de agua para producir mayores volúmenes 
de petróleo y menores de agua. 
 Del análisis de Hall se concluye que esta es una herramienta efectiva para el monitoreo 
continuo de la inyección. y a su vez, ayuda a maximizar las tasas de inyección de agua. 
 De la interpretación de las gráficas de Hall se tiene los siguientes resultados. 
 
Pozos 
Inyectores 
MDC-12 MDC-02 MDC-23 MDC-07 
ARENA 
“U” 
Inferior 
Tendencia a 
taponamiento 
Tendencia a 
taponamiento y 
corrección 
oportuna 
Tendencia a 
fracturamiento 
 y corrección 
oportuna 
Tendencia normal 
ARENA 
“T” 
Inferior 
Tendencia 
normal 
Tendencia a 
taponamiento y 
corrección 
oportuna 
Tendencia 
normal 
Tendencia a 
taponamiento 
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 A través de la implementación de la inyección de agua a 2013 se ha logrado un incremento 
del factor de recobro adicional de 0,61 %, lo que significa 2,24 MMbls adicionales 
recuperados. Manteniendo las operaciones dentro del pronóstico se llegaría a un FR 
adicional de 2,3 % al final del proyecto que en volumen es 8,54 MMbls.  
 El análisis económico determina que en el 2013, el proyecto empieza a generar ingresos 
(11,3 MMUSD) para cubrir las inversiones realizadas.  
 Al final del proyecto (2025), la contratista obtiene un beneficio de 87,8 millones de 
dólares, además de los siguientes resultados. 
Tasa de interés (i) = 15% 
VAN @ 15%, MMUSD= 19.76 
TIR= 27% 
Tiempo de la recuperación de inversión (años)= 4.06 
 
 Como conclusión final, la investigación está demostrando la hipótesis planteada; se está 
obteniendo un mejoramiento de las presiones fluyentes de los pozos cercanos, un 
mejoramiento de sus niveles de producción de fluidos y petróleo, se está barriendo más 
petróleo desde los pozos inyectores hacia los pozos productores especialmente los más 
cercanos, y finalmente que no se está alterando excesivamente las características de las 
formaciones receptoras de agua, por lo tanto se concluye que el método de inyección de 
agua resulta eficiente y sirve para mejorar la recuperación de petróleo en el Campo MDC. 
 
6.2 RECOMENDACIONES 
 Realizar registros continuos de presión de reservorio y salinidad del agua producida en los 
pozos que están produciendo de las arenas “U” y “T” de manera que permita monitorear el 
comportamiento del avance del frente de inyección de agua. 
 Para aprovechar el incremento en la presión de los yacimientos y el mejor barrido de 
petróleo, los pozos productores deben ajustar sus parámetros de operación de la BES, 
buscando mejorar sus niveles de producción. Esto permitirá mejorar el factor de recobro de 
los yacimientos. 
 Implementar el uso de las gráficas de Hall, cuya interpretación de los cambios de las 
pendientes y desplazamientos de las curvas en el análisis de la inyección de agua permiten 
anticipar a problemas de taponamiento, fracturas y daño en general, que pudiera ocasionar 
una disminución de la eficiencia del proceso. 
 Investigar el manejo de la salmuera resultante de la evaporación del agua que se utiliza 
para la inyección y diseñar un adecuado sistema de manejo de la misma.  
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ANEXOS 
ANEXO A.MAPAS 
ANEXO A-1 Campo MDC Mapa Tectónico y Direcciones Depositacionales de los Reservorios 
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ANEXO A-2 Campo MDC. Modelo Tectónico 
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ANEXO A-3 Mapa Estructural Tope Arena “U” Inferior 
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ANEXO A-4 Mapa Estructural Tope Arena “T” Inferior 
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ANEXO B. MODELO ESTRUCTURAL DE LA ARENA “U” INFERIOR 
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ANEXO C. COLUMNA ESTRATIGRAFICA GENERALIZADA DEL CAMPO MDC 
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ANEXO D. CORRELACIONES 
ANEXO D-1Correlación Estratigráfica N-S Arena Napo “U” 
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ANEXO D-2 Correlación Estratigráfica N-S Arena Napo “T” 
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ANEXO E.  FACILIDADES DE PRODUCCION DE SUPERFICIE - CPF DE MDC. 
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ANEXO F. NORMATIVAS Y DISPOSICIONES 
ANEXO F-1 Normativa ambiental 
“Mediante Decreto Ejecutivo No. 2982, publicado en el Registro Oficial No. 766 del 24 de agosto 
de 1995, se expidió el Reglamento Ambiental para las Operaciones Hidrocarburíferas en el 
Ecuador. 
En el Decreto N° 1215 se contempla las Normas y disposiciones tomadas en cuenta durante el 
desarrollo del proyecto de Recuperación Secundaria, las mismas que se describen a continuación: 
 
ART. 29, literal a: No se descargará el agua de formación a cuerpos de agua mientras no cumpla 
con los límites permisibles constantes en la Tabla 4 y tabla 5.” 
Tabla 4 Límites permisibles constantes para efluente 
 
 
Tabla 5 Límites permisibles constantes para inmisión 
 
 
 
 
Parámetros Expresado en Unidad
Valor límite
permisible
Promedio
anual
Destino de
descarga
Potencial hidrógeno pH. -------- 5<ph<9 5<ph<10 Todos
Conductividad eléctrica CE µS/cm <2500 <2000 Continente
Hidrocarburos totales TPH mg/l <20 <15 Continente
Hidrocarburos totales TPH mg/l <30 <20 Mar abierto
Demanda química de oxígeno DQO mg/l <120 <80 Continente
Demanda química de oxígeno DQO mg/l <350 <300 Mar abierto
Solidos totales ST mg/l <1700 <1500 Todos
Bario Ba mg/l <5 <3 Todos
Cromo (total) Cr mg/l <0,5 <0,4 Todos
Plomo Pb mg/l <0,5 <0,4 Todos
Vanadio V mg/l <1 <0,8 Todos
Nitrógeno global (incluye N
orgánico, amoniacal y óxidos)
mg/l <20 <15 Todos
Fenoles mg/l <0,15 <0,10 Todos
a) EFLUENTE (punto de descarga)
  4- 
Parámetros Expresado en Unidad
Valor límite
permisible
Promedio
anual
Aplicación
Temperatura
?
 C 3
?
 C General
Potencial hidrógeno pH. ----- 6,0<PH<8,0 6,0<PH<8,1 General
Conductividad eléctrica CE µS/cm <170 <120 Continente
Hidrocarburos totales TPH mg/l <0,5 <0,3 General
Demanda química de oxígeno DQO mg/l <30 <20 General
Hidrocarburos aromáticos
policíclicos (HAPs)
C mg/l <0,0003 <0,0002 General
b) INMISIÓN (puntode control en el cuerpo receptor)
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Literal b: Disposición.- Todo efluente líquido, proveniente de las diferentes fases de operación, que 
deba ser descargado al entorno, deberá cumplir antes de la descarga con los límites permisibles 
establecidos en la tabla 4  y tabla 5. 
Los desechos líquidos, las aguas de producción y las aguas de formación deberán ser tratadas y 
podrán ser inyectadas y dispuestas, conforme lo establecido en el literal c) de este mismo artículo, 
siempre que se cuente con el estudio de la formación receptora aprobado por la Dirección Nacional 
de Hidrocarburos del Ministerio de Energía y Minas en coordinación con la Subsecretaría de 
Protección Ambiental del mismo Ministerio. 
Literal c: Reinyección de aguas y desechos líquidos.- Cualquier empresa para disponer de 
desechos líquidos por medio de inyección en una formación porosa tradicionalmente no productora 
de petróleo, gas o recursos geotérmicos, deberá contar con el estudio aprobado por la Subsecretaría 
de Protección Ambiental del Ministerio de Energía y Minas que identifique la formación receptora 
y demuestre técnicamente: 
c.1) que la formación receptora está separada de formaciones de agua dulce por estratos 
impermeables que brindarán adecuada protección a estas formaciones; 
c.2) que el uso de tal formación no pondrá en peligro capas de agua dulce en el área; 
c.3) que las formaciones a ser usadas para la disposición no contienen agua dulce; y, 
c.4) que la formación seleccionada no es fuente de agua dulce para consumo humano ni riego, esto 
es que contenga sólidos totales disueltos mayor a 5,000 (cinco mil) ppm. 
ART. 61. – Recuperación mejorada. –Previo a la puesta en marcha de un proyecto de 
recuperación mejorada se deberá especificar el origen y fuente de agua o fluido a inyectarse, 
indicando su capacidad de abastecimiento a corto, mediano y largo plazo, y los efectos ambientales 
y sociales de este tipo de proyecto. De manera preferente se utilizará el agua tratada de los procesos 
de producción en lugar de la proveniente de fuentes naturales, así como el gas natural producido en 
el área.” 
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ANEXO F-2 Reglamento ARCH 
Según el REGLAMENTO DE REGULARIZACIÓN, CONTROL Y FISCALIZACIÓN DE 
OPERACIONES HIDROCARBURÍFERAS, se hace referencia a los siguientes artículos. 
“Artículo 71.- Daño a Formaciones.-Previo a la realización de cualquier trabajo de estimulación 
matricial o de inyección de químicos, o de la aplicación de otros métodos para la implementación 
de proyectos de recuperación secundaria o terciaria; sea a un pozo productor, inyector o reinyector, 
de ser el caso; las empresas públicas, privadas y mixtas, nacionales o extranjeras, consorcios, 
asociaciones, u otras formas contractuales y demás personas naturales o jurídicas, nacionales o 
extranjeras que ejecuten actividades hidrocarburíferas en el Ecuador; deben realizar 
obligatoriamente: una prueba de restauración de presión con cierre de fondo que verifique la 
existencia de daño en la formación; y, un análisis de laboratorio utilizando muestras de núcleos de 
perforación del yacimiento en el área de interés, que compruebe que no se va a producir daño en el 
mismo. Adicionalmente se debe contar con registros eléctricos y análisis con los fluidos del 
yacimiento a ser intervenido, para verificar que no habrá problemas de compatibilidad con el fluido 
inyectado usado en el reacondicionamiento. 
Artículo 91.- Pozos Inyectores: Las empresas públicas, privadas y mixtas, nacionales o 
extranjeras, consorcios, asociaciones, u otras formas contractuales y demás personas naturales o 
jurídicas, nacionales o extranjeras que ejecuten actividades hidrocarburíferas en el Ecuador; deben 
perforar pozos para inyección de fluidos o para inyección de vapor (o para la aplicación de otros 
métodos), con el fin de implementar un proyecto de recuperación secundaria o uno de recuperación 
terciaria, respectivamente; en los cuales se demuestre admitancia y no exista conexión a la 
superficie (es decir no aflore), cumpliendo con las demás disposiciones legales y reglamentarias 
vigentes, relacionadas con el control y protección ambiental. Además, poseer integridad mecánica, 
buena calidad de cemento y geológicamente el yacimiento debe encontrarse confinado.  
Las empresas públicas, privadas y mixtas, nacionales o extranjeras, consorcios, asociaciones, u 
otras formas contractuales y demás personas naturales o jurídicas, nacionales o extranjeras que 
ejecuten actividades hidrocarburíferas en el Ecuador; podrán solicitar a la Secretaría de 
Hidrocarburos (SH), en el formato establecido, la reclasificación de pozos que han producido 
hidrocarburos en inyectores de fluidos o inyectores de vapor (o para la aplicación de otros 
métodos), con el fin de implementar un proyecto de recuperación secundaria o uno de recuperación 
terciaria, respectivamente; para lo cual deben presentar el sustento técnico – económico respectivo, 
que demuestre que no presentan reservas remanentes de hidrocarburos y su reclasificación no vaya 
a causar la pérdida de reservas en el área de influencia de la inyección, utilizando de preferencia 
simulación matemática, además de cumplir con los requisitos mencionados en el inciso anterior. 
Previo a realizar las pruebas de inyectividad, tanto en los pozos nuevos perforados para la 
inyección, con el fin de implementar un proyecto de recuperación secundaria o uno de recuperación 
terciaria, como en aquellos que han sido reclasificados a inyectores, se debe tener la prueba de 
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campo de compatibilidad entre los fluidos, o el agua utilizada para la generación del vapor (o lo 
que se vaya a utilizar para la aplicación de otros métodos en un proyecto de recuperación terciaria) 
a inyectarse (que han sido tratados previa a la inyección), con el agua de formación a donde se 
piensa inyectar; determinándose la tendencia incrustante o no de dicha mezcla, que taponará o no el 
yacimiento, debido a una incompatibilidad. Adicionalmente se debe realizar un análisis de 
laboratorio que demuestre que existe compatibilidad y no se genere reacciones químicas, como 
emulsiones que después no se puedan romper, entre el fluido o el agua utilizada para la generación 
del vapor (o lo que se vaya a utilizar para la aplicación de otros métodos en un proyecto de 
recuperación terciaria) a inyectarse; con el hidrocarburo a ser recuperado. Para realizar los 
mencionados estudios se debe contar con análisis en muestras de núcleos de perforación, registros 
eléctricos y muestras de fluidos del yacimiento en interés. Además si las condiciones de los fluidos 
o agua utilizada para la generación del vapor (o lo que se vaya a utilizar para la aplicación de otros 
métodos en un proyecto de recuperación terciaria) a inyectarse cambian, debe realizarse una nueva 
prueba de compatibilidad y de emulsión.  
Las empresas públicas, privadas y mixtas, nacionales o extranjeras, consorcios, asociaciones, u 
otras formas contractuales y demás personas naturales o jurídicas, nacionales o extranjeras que 
ejecuten actividades hidrocarburíferas en el Ecuador; deben adjuntar a la solicitud para la 
aprobación respectiva de la Secretaría de Hidrocarburos (SH), en el formato establecido, los 
informes realizados por la compañía de servicios, de ser el caso, acompañados de la información 
que se obtenga de los análisis mencionados en los párrafos anteriores. 
Artículo 92.- Inyección de Agua: Las empresas públicas, privadas y mixtas, nacionales o 
extranjeras, consorcios, asociaciones, u otras formas contractuales y demás personas naturales o 
jurídicas, nacionales o extranjeras que ejecuten actividades hidrocarburíferas en el Ecuador; deben 
controlar la calidad del agua de formación o la del agua con químicos (o la de toda agua que se 
vaya a utilizar para la aplicación de otros métodos) a ser inyectada, con el fin de implementar un 
proyecto de recuperación secundaria o uno de recuperación terciaria, respectivamente; 
manteniendo valores que deben estar comprendidos entre 0 y 20 ppm de sólidos totales en 
suspensión y entre 0 y 20 ppm de aceite en agua, para evitar daño en la formación receptora y 
reducir el mantenimiento correctivo de las instalaciones de superficie, que incrementa los costos de 
la operación. Dichos parámetros, serán reportados a través del SICOHI File Manager u otros 
medios, a la Agencia de Regulación y Control Hidrocarburífero (ARCH). 
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GLOSARIO TÉCNICO 
A 
Acuífero.- Capa permeable de roca capaz de almacenar, filtrar y liberar agua. La capa de roca (o 
estrato) contiene muchos poros que, cuando se conectan, forman una red que permite el 
movimiento del agua a través de la roca. Si el acuífero se dispone sobre un nivel de roca 
impermeable, el agua no pasará a niveles inferiores desplazándose lateralmente. 
Agua de formación.- Agua que se encuentra conjuntamente con el petróleo y el gas en los 
yacimientos de hidrocarburos. Puede tener diferentes concentraciones de sales minerales. 
API.- El grado API es utilizado para medirla calidad del petróleo esto quiere decir que mientras 
más alto el grado API es de mayor calidad el petróleo y más liviano. 
Árbol de Navidad.- Instalación en la parte superior de un pozo productor  de petróleo o gas, 
mediante la cual se abre o se cierra el flujo. El conjunto de válvulas y tuberías se asemejan al 
adorno navideño y así se le conoce en la industria. 
B 
Barril.- Unidad de volumen utilizada en la industria petrolera desde sus orígenes y que equivale a 
42 galones o 159 litros en el sistema métrico decimal. 
BSW.-Se denomina así a las impurezas (sólidos y agua) que se asientan en el fondo de los tanques 
que contienen al petróleo. 
C 
Campo.- Área geográfica en la que un número de pozos de petróleo y gas producen de una misma 
reserva probada. Un campo puede referirse únicamente a un área superficial o a formaciones 
subterráneas. Un campo sencillo puede tener reservas separadas a diferentes profundidades. 
Colmatación.- Se denomina comúnmente colmatación a la acumulación de sedimentos. 
Compresibilidad de la roca.- La compresibilidad de la roca al igual que la de los fluidos es un 
mecanismo de expulsión de hidrocarburos. Al comenzar la explotación de un yacimiento y caer la 
presión se expande la roca y los fluidos. La expansión de la roca causa una disminución del espacio 
poroso interconectado. 
Conglomerados.- Rocas clásticos compuestos por trozos redondeados, de igual o distinta 
naturaleza y terreno, de diferentes rocas, minerales, conchas, huesos, etc. Tales trozos son gruesos 
o medianos, pero siempre de grado de división superior al de la arena gruesa (1-2 mm) y aún al de 
la grava (2-10 mm), o sea, al menos de 10 mm. Un conglomerado apenas tiene cemento. 
Contacto Agua Petróleo.- Esto ocurre en el tope de la zona de transición donde la condición de la 
fase mojante cambia de continua a no continua (funicular a pendicular). La fase nomojante se pone 
en contacto con la superficie sólida 
 
 
 
 196 
  
D 
Declinación de la producción de un yacimiento.- Es la disminución anual de la producción 
expresada en porcentaje, que experimenta un yacimiento. Se la obtienen dividiendo la tasa de 
producción de fin de año para la producción a comienzos de año. 
Depreciación.- Es la pérdida de valor de un bien por el uso u obsolescencia. 
Desplazamiento.- Proceso mediante el cual un fluido pasa a ocupar el lugar de otro en un medio 
poroso. 
Drenaje.- Proceso en donde la fase no-mojante va aumentando su saturación en el sistema con el 
tiempo. Este es un proceso forzado. Es el movimiento de petróleo y gas en un yacimiento debido al 
gradiente depresión que existe entre el yacimiento y los pozos productores. 
E 
Eficiencia de flujo.- Es la tasa de producción real de un pozo dividida para la tasa de producción 
sin considerar daño ni estimulación al pozo. 
El sistema de fallas de rumbo sinestrales.-Existen principalmente dos tipos de fallas con un 
desplazamiento horizontal: Fallas con un sentido del movimiento sinistral (contra reloj) y fallas con 
un sentido del desplazamiento destral (sentido del reloj). 
Emulsión.- Mezcla de petróleo y agua. 
EUR.- Estimated Ultimate Recovery o Recuperación Final Estimada, es un término usado por 
algunos analistas de crudo en referencia a la cantidad total de reservas recuperables de crudo que 
dispone un campo. 
F 
Facies.- conjunto de rocas sedimentarias o metamórficas con características determinadas 
(paleontológicas o litológicas) que ayudan a reconocer los ambientes sedimentarios o 
metamórficos, respectivamente, en los que se formó la roca. 
Factor de recuperación de petróleo.- Es el porcentaje de petróleo producido con respecto al 
volumen de petróleo original en sitio. 
Factor de recuperación por inyección de agua.- Es el factor de recuperación de petróleo 
producido mediante el método de inyección de agua, y depende de la eficiencia de desplazamiento, 
la eficiencia vertical de barrido y la eficiencia areal de barrido. 
Factor de recuperación primaria de petróleo.- Es el factor de recuperación de petróleo 
producido gracias al empuje natural del reservorio. Este factor varía considerablemente de un 
reservorio a otro ya que depende del tipo de petróleo, mecanismo natural de producción del 
yacimiento y de las características petrofísicas de la formación productora. 
Falla.- Una estructura geológica que consiste de una fractura en la roca, a lo largo de la cual ha 
habido un perceptible deslizamiento. 
Fluido.- Sustancia que fluye y que se deforma ante cualquier fuerza que tienda a cambiar su forma. 
Los líquidos y gases son fluidos. 
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G 
Gas natural.- Mezcla de hidrocarburos gaseosos que se ha formado y acumulado en el interior de 
la tierra. Es el producto de la descomposición de la materia orgánica de animales y vegetales 
sepultados durante millones de años. Se utiliza como combustible y materia prima de la industria 
petroquímica. 
Gasto de operación.- Son los costos que se atribuyen a un proyecto, operación o unidad específica. 
H 
Hidrófilas.-Es aquel yacimiento donde la superficies de los granos de la arena están 
preferiblemente en contacto con el agua. 
I 
Imbibición: Es el proceso inverso al drenaje y en este la fase mojante incrementa su saturación en 
el sistema con el tiempo. Este es un proceso espontáneo. 
Índice de Inyectividad.- Variación del caudal inyectado en función de la presión de inyección, por 
unidad de espesor de la formación. 
Inversión: Es una decisión mediante la cual un ente económico racional, inmoviliza en el presente 
una cantidad cierta de recursos económicos (capital) con la esperanza de obtener en el futuro una 
utilidad. 
Inyección de agua.- Método de recuperación secundaria para elevar la presión del yacimiento a fin 
de incrementar la recuperación de hidrocarburos; así como para la disposición de fluidos residuales 
a formaciones del subsuelo por medio de pozos no productivos. Es un proceso que se lleva a cabo 
por medio de una planta la cual inyecta el agua a través de un pozo hacia la formación. 
L 
Límite económico o tasa de abandono.- Es la tasa de producción de un pozo en la cual los 
ingresos provenientes de la producción son iguales a los costos relevantes de operar ese pozo. El 
pozo es abandonado cuando se llega al límite económico. 
Litología.- Parte de la geología dedicada al estudio de las rocas; básicamente su estructura y 
composición. 
M 
Modelo Dinámico.- Es aquel que representa la interacción dinámica de la roca-fluido con el 
propósito fundamental de desarrollar metodologías que permitan comprender de una manera 
integral de cómo se desplazan los fluidos en el sistema. 
Modelo Estático.- Es aquel que representa las propiedades de un yacimiento que no varían en 
función del tiempo, como es el caso de la permeabilidad, porosidad, espesor, topes, limites, fallas, 
ambiente de sedimentación, continuidad vertical y lateral de las arenas, petrofísicas de los lentes, 
litología y límites de la roca. 
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Modelo petrofísico.-Es un proceso o procedimiento utilizado para interpretar datos petrofísicos. 
Por lo general representan un conjunto de ecuaciones, algoritmos u otros procesos matemáticos, los 
modelos de petrofísicas a menudo tienen múltiples rutinas. 
Movilidad.- Es la facilidad con la que un fluido se mueve a través del  yacimiento. Se calcula 
como la relación entre la permeabilidad efectiva de la roca a un fluido y la viscosidad de este. 
N 
Nivel de Agua Libre.- Nivel hipotético donde la presión capilar es igual a cero. En estepunto no 
existe interfase entre los líquidos en la roca. 
Nivel de Agua (100%).- Es el punto en que la mínima presión requerida de la fase 
mojantedesplace la fase mojante y comience a penetrar los poros mayores. 
O 
Oleófilas.-Es aquel yacimiento donde las superficies de los granos de la arena están 
preferiblemente en contacto con el petróleo. 
P 
Partes por billón (ppb).-expresa cuantos gramos de soluto hay disueltos en un billón de gramos de 
solución. 
Presión intake (presión de entrada de la bomba).- refleja el estado y capacidad de aporte de los 
reservorios en función de su propia energía y también por la generada por la inyección. 
Partes por millón (ppm).-expresa cuantos gramos de soluto hay disueltos en un millón de gramos 
de solución. 
Permeabilidad absoluta.- Es aquella permeabilidad que se mide cuando un fluido satura 100 % el 
espacio poroso. Normalmente, el fluido de prueba es aire o agua (Ko). 
Permeabilidad efectiva.- Es la permeabilidad de una roca a un fluido en particular cuando la 
saturación de este es menor al 100%. La permeabilidad efectiva es función de la saturación de 
fluidos, siempre las permeabilidades relativas son menores que la permeabilidad absoluta (Keo). 
Permeabilidad.- La permeabilidad es la característica de un cuerpo sólido el cual permite que un 
fluido se mueva a través de él. 
Petróleo original en sitio (POES).- Es el volumen de petróleo que existe en un yacimiento al 
inicio de la explotación. 
Porosidad.- Es la capacidad de la roca para almacenar fluidos dentro de ella. 
Pozo Inyector.- Aquel que se perfora o acondiciona para inyectar un fluido (agua o gas) que sirve 
para mantener la presión ha determinado nivel o para suplementar la energía natural del 
yacimiento. Puede ocurrir mantenimiento total, cuando la presión se mantiene constante en un 
valor dado y mantenimiento parcial de presión cuando la presión no es constante durante la 
inyección. 
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Pozo Re-Inyector.- Se encargan de devolver al reservorio el agua deformación proveniente de la 
explotación de petróleo, en una zona adecuada. La reinyección se utiliza para evitar la 
contaminación del ambiente. 
R 
Reacondicionamiento de pozos.- (WORKOVERS) Son trabajos destinados a mejorar la 
producción de un pozo. Pueden ser trabajos de reparación de un pozo o trabajos de formación, tales 
como estimulaciones, acidificaciones, fracturamientos, etc. 
Recuperación mejorada EOR (Enhanced Oil Recovery).- Técnicas aplicadas a los Reservorios 
para aumentar la recuperación final de sus Hidrocarburos. La recuperación de petróleo de un 
yacimiento utilizando otros medios aparte de la presión natural del yacimiento. Esto puede ser 
incrementando la presión (recuperación secundaria), o por calentamiento, o incrementando el 
tamaño de los poros en el yacimiento (recuperación terciaria). 
Recuperación primaria.- La recuperación de petróleo y gas de un yacimiento empleando sólo la 
presión natural del yacimiento para forzar la salida del aceite o gas. 
Recuperación secundaria.- Técnica de Recuperación Mejorada que consiste en la inyección de 
agua o gas a un Reservorio con el objeto de mantener su energía (presión) e incrementar la 
recuperación final de Hidrocarburos. 
Recuperación terciaria.- Recuperación de hidrocarburos de un yacimiento por encima de lo que 
se puede recuperar, por medio de recuperación primaria o secundaria. Normalmente implica un 
método sofisticado tal como el calentamiento del yacimiento o el ensanchamiento de los poros 
empleando productos químicos. 
Reinyección de agua.- Proceso para evitar problemas relacionados con el medio ambiente y la 
comunidad mediante el manejo del agua deformación devuelta al reservorio. 
Reservas no primarias o no convencionales.- Son las reservas que son proporcionadas mediante 
las técnicas de recuperación mejorada. 
Reservas Primarias o Convencionales.- Son las reservas que son producidas por el mecanismo de 
empuje natural de los yacimientos y que pueden incluir levantamiento artificial en los pozos. 
Reservas.- Consisten en el volumen estimado de petróleo crudo, gas natural, gases líquidos 
naturales, y otras sustancias asociadas que se consideren comercialmente recuperables de 
acumulaciones conocidas conforme a información previa, bajo condiciones económicas existentes 
prácticas operativas establecidas, y bajo leyes y regulaciones en vigencia en ese momento. La 
información necesaria para la determinación estimada de dichas reservas se obtiene de 
interpretaciones geológicas y/o datos de ingeniería disponibles al momento de dicha estimación. 
 
S 
Saturación crítica de petróleo.- Es la saturación mínima del petróleo en un reservorio a la cual 
comienza a fluir y su valor es alrededor del 15%. 
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Saturación Crítica o de Equilibrio.-Para que un proceso de imbibición (desplazamiento de 
petróleo por agua) la fase mojante (fluido que tiende a adherirse a las paredes de la roca) comience 
a fluir se requiere alcanzar un cierto valor de saturación a fin de formar una fase continua. 
Saturación de agua irreductible, Swir.- Es el valor constante de agua connata que existe por 
encima de la zona de transición de agua – petróleo considerando una formación uniforme. Está en 
los sitios de contacto entre los granos para rocas preferencialmente mojadas por agua y en forma de 
burbujas rodeadas de petróleo o gas en rocas preferencialmente mojadas por petróleo. 
Saturación de petróleo residual, Sor.- Es la saturación mínima de petróleo que se obtiene cuando 
el petróleo es desplazado del yacimiento por otro fluido. También puede definirse como la 
saturación a la cual el petróleo llega a ser inmóvil. 
Saturación inicial de agua.- La saturación de agua, Sw, o saturación de agua connata ó innata, es 
la saturación inicial de agua en un yacimiento y puede variar de sitio en sitio en los diferentes 
yacimientos. La Sw, aumenta con la disminución de la porosidad, esto es debido a las fuerzas 
capilares y al origen mismo de los yacimientos y varía con la vida productiva de un campo. Cuando 
se incluye agua, su saturación (Sw) aumenta a medida que se reduce la So. 
Saturación inicial de petróleo, Soi.- Es la saturación inicial en un yacimiento, que varía durante la 
vida productiva del mismo.  
Separador.- Instalación petrolera que se encarga de separar el agua y el gas asociado al petróleo 
extraído del yacimiento. 
Sistema de inyección de agua.- El proceso de inyección de agua permite desechar el agua de 
formación producida por los pozos productores y el mantenimiento de presión permitiendo 
optimizar la recuperación de petróleo. 
Skin.- Es el factor de daño que tiene la pared del pozo. Se define como daño de formación al 
cambio de permeabilidad y porosidad. 
T 
Tasa de abandono.- Es la tasa de producción de petróleo más baja a la que puede operar 
económicamente un pozo; es decir, si la tasa de producción es inferior a la tasa de abandono; el 
pozo debe ser abandonado o cerrado. 
Trampa Estratigráfica.- Son originadas por cambios en el tipo de roca a lo largo de una 
formación o estrato, su geometría está relacionada con el ambiente sedimentario quien controla los 
depósitos de este tipo. 
True Vertical Depth Sub Sea.- Profundidad vertical real medida desde el punto de referencia, el 
nivel del mar.  
Trampa Estructural.- Son originadas por procesos tectónicos, gravitacionales y de compactación; 
entre las principales trampas estructurales tenemos: con pliegues compresionales, compactacionales 
y de fallas. 
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Y 
Yacimiento.- es aquella parte de una trampa que contiene petróleo, gas o ambos como un solo 
sistema hidráulico conectado. Acumulación de petróleo y/o gas en roca porosa tal como arenisca. 
Un yacimiento petrolero normalmente contiene tres fluidos (petróleo, gas y agua) que se separan en 
secciones distintas debido a sus gravedades variantes. El gas siendo el más ligero ocupa la parte 
superior del yacimiento, el aceite la parte intermedia y el agua la parte inferior. 
Z 
Zona de Transición: Intervalo en el yacimiento entre el 100% Nivel de Agua y el punto 
másprofundo de la zona más pendiente de la curva de presión capilar.Esta es la zona comprendida 
entre el contacto agua/petróleo (WOC) y el punto en el cual el agua alcanza un valor de saturación 
irreducible. 
 
 
 
 
 
 
 
